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1 Überblick über Aufbau und Argumentationsfolge 
Das folgende Kapital dient dazu, den thematischen Hintergrund zu beleuchten und in 
die Problemstellung der vorliegenden Dissertation einzuführen; anschließend werden 
die Ziele und die Struktur der Arbeit vorgestellt. 
1.1 Hintergrund und Problemstellung 
Energiepolitische Entscheidungen konstituieren in Deutschland den Kern der „Energie-
wende“.1 Der politisch unterstützte Ausbau der Stromerzeugung aus erneuerbaren Ener-
gien begann bereits 1990 mit dem „Gesetz über die Einspeisung von Strom aus erneuer-
baren Energien in das öffentliche Netz.“2 Dieses wurde 2000 von dem „Gesetz für den 
Vorrang Erneuerbarer Energien“ (EEG) abgelöst.3 Die erlassenen gesetzlichen Vor-
schriften haben den politischen Willen zum Ausbau Ausdruck verliehen. Der darin ent-
haltene Einspeisevorrang für Strom aus erneuerbaren Energien hat die Markteinführung 
dieser Erzeugungstechnologien gefördert. Der durch die Gesetze eingeleitete System-
wechsel der Energieversorgung wurde durch das Energiekonzept 2010 und ein 10-
Punkte-Sofortprogramm der deutschen Bundesregierung weiterentwickelt. Das Sofort-
programm sieht für die Stromnetze u.a. die Etablierung einer deutschlandweiten Netz-
ausbauplanung im Netzentwicklungsplan, die Schaffung einer Netzplattform zum Dia-
log beteiligter Akteure und den Start einer Informationsoffensive „Netze für eine um-
weltschonende Energieversorgung“ vor, um die Kommunikation des Netzausbaus zu 
verbessern.4 Als Folge des Kernreaktorunglücks in Fukushima/Japan im März 2011 
wurde die Rolle der Kernenergie im deutschen Energiemix neu bewertet. Diese Bewer-
tung wurde von zwei von der Bundesregierung eingesetzten Kommissionen vorgenom-
men – der Reaktorsicherheitskommission und der Ethikkommission. Die Reaktorsicher-
                                                 
 
1 Der Begriff der Energiewende wurde erstmals 1920 in Deutschland von Micksch K. in „Energie und 
Wärme ohne Kohle“ verwendet. Darin befasste er sich mit dem Wechsel in der Energieversorgung vom 
Energieträger Kohle zur Kernenergie mit dem Energieträger Uran. Im Jahr 1980 wurde der Begriff von 
Bossel H. et al. in der Studie unter dem Titel „Energie-Wende: Wachstum und Wohlstand ohne Erdöl und 
Uran“ verwendet. 
2 Vertiefend zur Entstehung des Gesetzes in Berchem, A., Das unterschätzte Gesetz, 2006. 
3 Das Gesetz regelt neben der vorrangigen Einspeisung von Strom aus erneuerbaren Energiequellen die 
bestandssichere Einspeisevergütung für die Erzeuger.  
4 Vgl. Bundesregierung Energiewende, 2012, S. 3ff. 
2 
 
heitskommission beschäftigte sich mit der technischen Sicherheit der Kernenergie. Zu-
sätzlich wurden gesellschaftliche und soziale Fragen zur zukünftigen Entwicklung der 
Energieversorgung durch die Ethikkommission „Sichere Energieversorgung“ disku-
tiert.1 Das Ergebnis war der am 6. Juni 2011 beschlossene und bis 2022 schrittweise zu 
realisierende Ausstieg aus der Stromproduktion durch Kernenergie.2 Die langfristigen 
Entwicklungslinien der Energiewende in Deutschland sind: 
 gesetzlich festgeschriebener Ausstieg aus der energetischen Nutzung der Kernener-
gie bis 2022, 
 Reduktionsziele für Primärenergie- und Stromverbrauch, 
 Gesamtstrategie 2050 mit Reduktionszielen der Treibhausgasemissionen und mit 
Ausbauzielen der erneuerbaren Energien und Kraft-Wärme-Kopplung in der Strom-
erzeugung.3 
Diese Ziele verändern aufgrund ihrer Reichweite die Rahmenbedingungen in der deut-
schen Energiewirtschaft und verursachen Handlungsbedarf bei den Marktakteuren. Ins-
besondere im System der Stromversorgung erfordert die veränderte Erzeugungsstruktur 
erhöhte Investitionen in die Erzeugungs- und Netzinfrastruktur sowie Abstimmungen 
im Marktdesign. Im Gesamtsystem der Stromversorgung ergeben sich neue Herausfor-
derungen für die netzbasierte Stromlogistik, um die Angebots- und Nachfragefluktuati-
onen regional und lokal zu balancieren.4 Unterschiedliche Regulierungsmaßnahmen in 
Form gesetzlicher Regelungen, wie z. B. das EEG oder die Anreizregulierungsverord-
nung (ARegV), wirken auf den einzelnen Stufen der Wertschöpfungskette (WSK) der 
Stromversorgung. Sie und die aus ihnen hervorgehenden Anreize haben zentralen Ein-
fluss auf die Anpassungsgeschwindigkeit der Erzeugungs- und Verbrauchsseite in den 
Stromnetzen. Ein Beispiel ist die steigende Erzeugungskapazität, die für die Übertra-
gungs- und insbesondere die Verteilnetze eine wachsende Herausforderung bedeutet. 
Durch den Zubau von u. a. Photovoltaik- und Windkraftanlagen auf der Erzeugerseite 
                                                 
 
1 Vgl. Bundesregierung Reaktorsicherheit, 2011, S. 1. 
2 Vgl. Ethikkommission Sichere Energieversorgung Energiewende, 2011, S. 1. 
3 Vgl. Bundesministerium für Wirtschaft und Energie/Bundesministerium für Umwelt, Naturschutz und 
Reaktorsicherheit, Energiekonzept, 2011, S. 1. 
4 Vgl. Hufendiek, K./Wiechmann, H., Smart Market, 2013, S. 8. 
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wird Strom auf allen Netzebenen produziert und eingespeist. Dadurch häufen sich die 
Einspeisungsschwankungen und es entsteht zeitweise Lastflussumkehr.1 Die unidirekti-
onale Erzeugungsverteilung entwickelt sich zu einer bidirektionalen Erzeugungsvertei-
lung auf allen Spannungsebenen der Stromnetze (vgl. Abb. 1). 
Abbildung 1: Uni- und bidirektionale Erzeugungsverteilung 
 
Quelle: eigene Darstellung 
Die Verteilnetzbetreiber (VNB) verrichten zunehmend Systemdienstleistungen, um die 
durch volatile Erzeugung hervorgerufenen Spannungsschwankungen auszugleichen. 
Gleichwohl sind Verbraucher bisher nur zum Teil aktive Marktakteure im Versorgungs-
system. Sie konsumieren den Strom, aber eine bedeutende Rolle z. B. bei der Lastverla-
gerung haben sie nicht oder nur in unzureichendem Maße. Folglich ist ein Adaptionsbe-
darf der Verteilnetze an die sich verändernde Erzeugungs- und Verbrauchsstruktur fest-
zustellen. Mit dem Umbau der vorhandenen Versorgungsstruktur müssen Investitionen 
                                                 
 
1 Diese Lastflussumkehr entsteht durch Rückspeisung von Strom aus nachgelagerten, niedrigeren Span-
nungsebenen. Ursache ist eine über der örtlichen Stromnachfrage liegende Einspeiseleistung aus erneuer-
barer Stromerzeugung; vgl. Deutsche Energie-Agentur Verteilnetzstudie, 2012, S. 29. 
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in das Stromnetz für Netzbetreiber weiterhin finanziell attraktiv bleiben. Dies betrifft 
insbesondere Fragestellungen zur Einführung neuer Technologien, z. B. intelligenter 
Messsysteme und Zähler, oder den Einsatz intelligenter Informationstechnik sowie 
Kommunikations-, Mess-, Steuer-, Regel- und Automatisierungstechnik.1 
Die notwendige Analyse beinhaltet eine Betrachtung der Regulierungselemente entlang 
der gesamten Wertschöpfungskette. Wechselwirkungen in der Energiewende sollen 
herausgearbeitet werden, um Abstimmungsbedarf zu erkennen. Die Diskussion einer 
ursachengerechten Lösung ist auf einem regulatorischen Gesamtüberblick der Strom-
versorgung aufgebaut, um eine Synchronisation von Erzeugungs- und Netzausbau so-
wie einheitliche Anreize in abgestimmten Marktregeln zu ermöglichen. Entscheidend 
für den Erfolg der Regulierung und ihre Weiterentwicklung ist, dass eine Anreizkompa-
tibilität zwischen den Marktakteuren in der Energieversorgung hergestellt wird. 
1.2 Ziel und Struktur der Arbeit 
Das grundlegende Erkenntnisziel der Untersuchung sind qualitativ hergeleitete und ob-
jektivierte Ausarbeitungen zum konzeptionellen Modell der Anreizkompatibilität. 
In Abbildung 2 sind die Zielelemente Theorie, Empirie und Politik schematisch darge-
stellt und in den nachfolgenden Abschnitten in Bezug auf die Erkenntnisziele der Dis-
sertation erläutert. In ihrem Grundaufbau folgt die Arbeit diesem Konzept, trennt aber 
einzelne Untersuchungsgegenstände voneinander ab. 
  
                                                 
 
1 Vgl. Bundesnetzagentur, Smart Grid, 2011, S. 11ff. 
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Abbildung 2: Zielebenen der Arbeit 
 
Quelle: eigene Darstellung 
Das theoretische Grundgerüst der Arbeit schafft eine konsistente Betrachtungsgrundlage 
und baut ein ausgeprägtes Begriffsverständnis für die stromwirtschaftlichen Grundlagen 
und die Energiewende auf; anschließend werden die einzelnen Aspekte miteinander in 
Beziehung gesetzt. Ziel ist es, die Funktionskette der Energiewende mit den Auswir-
kungen auf die Verteilnetzbetreiber zu beschreiben. Die Forschungsfragen lauten: 
1. Wie sind die netzökonomischen und die energiepolitischen Grundlagen zu ver-
stehen und gegeneinander abzugrenzen? 
2. Wie kann eine begriffliche Einordnung der Energiewende im Stromsektor aus-
sehen? 
Die empirische Zielebene beinhaltet eine energiedatenbasierte Untersuchung zur Erzeu-
gungs- und Verbrauchslastentwicklung. Darauf aufbauend erfolgt eine vergleichende 
Betrachtung der konkreten Auswirkungen auf die Stromverteilnetze. Sie betrifft insbe-
sondere Veränderungen im Stromverbrauch und der Erzeugung, die Zusammenarbeit 
der Übertragungs- und Verteilnetzbetreiber, die Integration von Stromspeichern und die 
Aufgabenentwicklung für Verteilnetzbetreiber. Eine Auswertung bisheriger Studien zu 
Maßnahmen der Integration von Erneuerbaren Energien (EE) in das Stromnetz und eine 
kritische Würdigung dieser Ergebnisse schließt sich an. Die Forschungsfragen lauten: 
3. Wie wirken sich die EE auf die Strommengen und die Erzeugungslast aus? 
4. Wie entwickelt sich die Verbrauchslast? 
5. Wie sehen die konkreten Auswirkungen für Stromverteilnetze aus? 
• Netzökonomische und energiepolitische Grundlagen
• Zusammenhang und Abgrenzung der verwendeten 
Begrifflichkeiten
Theorie
• Entwicklung der Erzeugungs- und Verbrauchslast
• Konkrete Auswirkungen der Energiewende auf die 
Stromverteilnetze
• Kritische Würdigung Untersuchungen Dritter
Empirie
• Anreizkompatibilität zwischen Energiewende und der  
Netzregulierung









Im Mittelpunkt der polit-ökonomischen Zielebene steht die Beschreibung der Anreiz-
kompatibilität zwischen Energiewende und Entgeltregulierung. Diese allgemeine For-
mulierung richtet sich sowohl an generelle Aspekte als auch an konkrete Sachverhalte 
aus dem rechtlichen Regulierungsrahmen. Die im regulatorischen Prozess beteiligten 
Akteure sind in die Untersuchung eingebunden. Inhalt ist ein Überblick über den Regu-
lierungsrahmen der Stromwertschöpfungskette mit dem Fokus auf die Netze. Die For-
schungsfragen lauten: 
6. Wie kann ein grundlegendes Begriffsverständnis der Anreizkompatibilität aus-
sehen? 
7. Welche Erkenntnisse ergeben sich aus einer Zielgegenüberstellung der Akteure? 
8. Welche abstrakten und konkreten Sachfragen gibt es zur Anreizkompatibilität 
entlang der Wertschöpfungskette? 
9. Wie sehen Perspektiven für die zukünftige Entwicklung der Regulierung im 
Allgemeinen und der Anreizkompatibilität im Speziellen aus? 
Den Abschluss der Arbeit bilden das Fazit und die Betrachtung der Perspektiven der 
untersuchten Aspekte der Arbeit. Die nachfolgende Abbildung 3 gibt einen modularen 
Überblick über den konkreten Aufbau der Dissertation und die verwendeten Methoden. 
Diese finden sich in verschiedenen Ausprägungen in den einzelnen Kapiteln. Die Me-
thodenauflistung ist für die gesamte Arbeit vollumfassend.  
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Abbildung 3: Struktur der Arbeit 
 
Quelle: eigene Darstellung 
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2 Netzökonomische Grundlagen  
2.1 Stromnetze in Deutschland 
Die ersten Stromleitungen in Deutschland wurden bereits Ende des 19. Jh. verlegt.1 Als 
Konsequenz daraus ist das deutsche Stromnetz in seinem Aufbau durch den Verlauf der 
Geschichte geprägt. Regionale Investitionszyklen und der jeweilige technische Entwick-
lungsstand beeinflussten es ebenso wie politische Rahmenbedingungen beispielsweise 
während der deutschen Teilung. 
2.1.1 Aufbau, Anordnung und Stromnetzbetrieb 
Der Begriff Stromnetz fasst die miteinander verbundenen Leitungen und Anlagenteile 
unterschiedlicher Spannungsebenen zusammen. Im EEG wird der Begriff Netz als „… 
die Gesamtheit der miteinander verbundenen technischen Einrichtungen zur Abnahme, 
Übertragung und Verteilung von Elektrizität für die allgemeine Versorgung“ definiert.2 
Die Netzbetreiber unterhalten ein Stromnetz mit den Spannungsebenen Höchstspannung 
(380 kV bis 220 kV), Hochspannung (110 kV), Mittelspannung (30 kV bis 10 kV) und 
Niederspannung (0,4 kV). Zwischen diesen Spannungsebenen befinden sich die Um-
spannwerke mit den Netz- und Verteiltransformatoren. Insgesamt ergeben sich für die 
Netzbetreiber sieben zu bewirtschaftende Ebenen.3 Das EEG subsumiert die Netzbetrei-
ber als „… Betreiber eines Netzes für die allgemeine Versorgung mit Elektrizität, unab-
hängig von der Spannungsebene“.4 
Kennzeichnend für Stromnetze ist ihre schematisch gleiche Anordnung in Form von 
Kabel- oder Freileitungen in einem Strahlen-, Strang-, Ring- oder mehrfach gespeisten 
Maschennetz.5 Durch geografische Besonderheiten, historische Entwicklungen (externe 
Gegebenheiten) und verwendete Materialien (Unternehmensentscheidungen) führt die 
Systemumwelt in einem bestimmten Netzgebiet zu einer Individualität des jeweiligen 
Stromnetzes. 
                                                 
 
1 Vgl. Neidhöfer, G., Normfrequenz, 2008, S. 1f. 
2 S. § 5 Nr. 26 EEG 2014. 
3 Vgl. Bundesministerium für Umwelt, Naturschutz und Reaktorsicherheit et al., Stromnetz, 2015, S. 1. 
4 S. § 5 Nr. 27 EEG 2014. 
5 Vgl. Crastan, V., Energieversorgung 1, 2011, S. 365-368. 
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Unabhängig von den Besonderheiten der Versorgungsumgebung und der Spannungs-
ebene ist die Struktur des Netzes fortwährend so zu gestalten, dass die Versorgung 
durch einen lokal begrenzten Ausfall nicht unterbrochen wird bzw. gegebenenfalls in 
einer gesellschaftlich akzeptierten Zeitspanne wiederhergestellt wird. Hierbei ist zwi-
schen den einzelnen Spannungsebenen und ihrer Wichtigkeit für nachgelagerte Span-
nungsebenen zu unterscheiden. Auf der Höchst- und Hochspannungsebene darf es erst 
ab einem gleichzeitigen zweiten Betriebsmittelausfall zu Versorgungsunterbrechungen 
kommen. Ein einfacher Ausfall muss dagegen beherrschbar sein. Diese weltweit allge-
meingültige Sicherheitsausrichtung wird als (n–1)-Ausfallkriterium definiert.1 Es findet 
primär auf den höheren Spannungsebenen Anwendung, während eine solche Sicher-
heitsausrichtung im Mittel- und Niederspannungsbereich, und hier vorwiegend in Strah-
lennetzen, nicht überall gewährleistet wird. 
Der Stromnetzbetrieb beruhte in der Vergangenheit auf dem Fakt, dass die Erzeugung 
von elektrischer Energie dem Verbrauch folgt (Lastfolgebetrieb).2 Grundlage dafür sind 
die Netzplanung und die langjährige Nutzungsdauer der Betriebsmittel.3 Ziel ist eine 
beständige und effiziente Stromversorgung aller Kunden unter Gewährleistung der Sys-
temstabilität, wofür ein bedarfsgerechtes Netz zu dimensionieren ist.4 An dieser Stelle 
sei hervorgehoben, dass die Verbraucher zu unterschiedlichen Zeiten eine bestimmte 
Leistung abfordern. Aufgabe der Versorgungsunternehmen und Netzbetreiber ist es, 
dieser Nachfrage zu jeder Zeit durch Wahrung der Spannungs- und Frequenzqualität 
nachzukommen. Da elektrische Netze keinen Strom speichern können, besteht die 
Grundlage der Netzführung darin, dass der Verbrauch und die Erzeugung zu jedem 
Zeitpunkt übereinstimmen müssen (Gleichzeitigkeitsbedingung).5 
Die Einhaltung dieser Bedingung hat auch im aktuellen Umfeld der Energieversorgung 
Bestand – gleichwohl es in den einzelnen Netzgebieten im Erzeugungs- und Abnahme-
verhalten z. B. durch dezentrale Erzeugung für den Eigenverbrauch oder durch steuer-
                                                 
 
1 Vgl. Heuck K., Energieversorgung, 2007, S. 78. 
2 Unter dem Begriff der Last wird in Anspruch genommene Leistung verstanden. 
3 Vgl. Schnabel, S., Netzplanung, 2013, S. 53. 
4 Vgl. 50Hertz Transmission GmbH et al., Planung, 2015, S. 4. 
5 Vgl. Schwab A., Elektroenergiesysteme, 2009, S. 698-701. 
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bare Lasten grundlegende Veränderungen gibt.1 Hinzu kommen Themen wie der Ein-
satz von Speichern.2 In der Folge ändern sich die Erzeuger-Verbraucher-
Charakteristiken und wirken sich auf die Netzauslegung aus.3 
2.1.2 Einflussgrößen auf die Netzauslegung 
Um in einem Netzgebiet die Einflussgrößen auf die Netzauslegung zu erfassen, sind die 
relevanten Energieflüsse und deren abgeleitetes Lastmaximum über die technische 
Nutzungsdauer der Betriebsmittel zu prognostizieren. Die Einspeisungen aus der 
vorgelagerten Netzebene, die Transitmöglichkeiten in angrenzende Netzgebiete sowie 
der Stromspeichereinsatz sind außerdem zu berücksichtigen.4 Abbildung 6 gibt einen 
illustrativen Überblick über die allgemeinen Komponenten des Stromnetzes:  
 Einspeisung aus vorgelagerter Netzebene,  
 Verbrauch,  
 Erzeugung,  
 Speicher sowie  
 Transit- und Reserveleitungen zu angrenzenden Netzgebieten. 
Die aufgetragenen Pfeile zeigen dabei die Energieflussmöglichkeiten. Folglich steht ein 
Doppelpfeil für die Möglichkeit eines beidseitigen Energieflusses. 
 
  
                                                 
 
1 Eigenverbrauch oder auch Eigenstromverbrauch ist die Produktion und der Konsum von Elektrizität 
durch den Endverbraucher. Diese Verbrauchsstrategie reduziert den Bezug von Strom aus dem öffentli-
chen Stromnetz. Aussagen über die Entwicklung des Eigenverbrauchs sind nur unter Vorbehalt zu treffen. 
2 Vgl. Forschungsradar Energiewende (Hrsg.), Stromspeicher, 2015, S. 7-9. 
3 Vgl. Moser A., Verteilnetzbetreiber, 2013, S. 23ff. 




Quelle: eigene Darstellung 
Der Charakteristik der Energieflüsse folgend, unterliegen die allgemeinen 
Komponenten im Stromnetz verschiedenen Einflussgrößen. Sie basieren auf der 
Einteilung in Einspeisung, Verbrauch und Speicherfähigkeit. Einzelne Subkategorien 
können in der Auflösung je nach Spannungsebene variieren. Der hier gewählte 
Anknüpfungspunkt sind die unterschiedlichen Energieträger. Eine nach technologischen 
Gesichtspunkten gewählte Auflösung der Einflussgrößen ist ebenso möglich, wird aber 
an dieser Stelle aufgrund des wirtschaftswissenschaftlichen Schwerpunkts der Arbeit 
nicht vorgenommen. 
2.1.3 Charakteristisches Verhalten der Einspeisung, Verbrauch und Speicher 
Die nachfolgende Abschnitte beinhalten eine Beschreibung des charakteristischen 
Verhaltens der Einspeisung, des Verbauchs und von Speichern. Es wird anhand der drei 
voneinander unabhängigen Eigenschaften Wetter- bzw. Jahreszeitenabhängigkeit, 
Prozessspezifität und die Beeinflussung durch das Marktumfeld qualitativ eingeschätzt. 
Die Prozessspezifität zielt auf die Komplexität des Erzeugungsprozesses und der 
Anlagensteuerung ab. Die Beeinflussung durch das Marktumfeld schließt die 
Bedeutung der wirtschaftlichen und rechtlichen Rahmenbedingungen für den Einsatz 









Abbildung 4: Allgemeine Komponenten im Stromnetz
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(Minus) Zusammenhangsrichtung. „Positiv“ bedeutet, dass die Einflussgrößen 
Einspeisung, Verbrauch oder Speicherung1 befördert werden. Bei „negativ“ ist das 
Gegenteil der Fall. Die Stärke des Zusammenhangs lässt sich anhand der Zeichenanzahl 
erkennen. Mehrere Zeichen bedeuten einen starken bzw. weniger Zeichen einen 
schwachen Zusammenhang. Tabelle 1 listet die Einflussgrößen der Einspeisung in 
Verteilnetzen auf. 
Tabelle 1: Charakteristisches Verhalten der Einspeisung 
Nr. Einflussgröße Charakteristisches Verhalten zeigt 







1 Einspeisung aus vor-
gelagerter Netzebene 
je nach Netzgebiet als Saldo der Einflussgrößen aus 























































4 Reservestellung zu 
angrenzenden Netzge-
bieten 
nur im Störungsfall 
5 Transite nur in der 110-kV-Spannungsebene 
Quelle: eigene Aufstellung 
                                                 
 
1 Hierbei handelt es sich um elektrische Energiespeicher (EES). Eine Differenzierung in einzelne Techno-
logien wird an dieser Stelle nicht vorgenommen. 
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Die ersten drei Einflussgrößen betreffen die direkte Einspeisung in die Netzebene. Die 
Punkte 4 und 5 spielen zur Aufrechterhaltung der Versorgungssicherheit eine wichtige 
Rolle und kommen nur im Störungsfall vor. Im Mittelpunkt der Betrachtung steht die 
Unterscheidung in konventionelle und dezentrale Einspeisung. Die Charakteristik der 
Einspeisung aus der vorgelagerten Netzebene ergibt sich je nach Netzgebiet aus dem 
Saldo der Einflussgrößen der konventionellen und dezentralen Einspeisung im 
Zusammenhang mit dem Verbrauch auf dieser Spannungsebene. 
Die konventionelle Einspeisung wurde in die Energieträger Erdgas, Kohle und Erdöl 
untergliedert. Alle drei Energieträger dienen als fossile Brennstoffe zur 
Stromgewinnung. Das charakteristische Verhalten des Energieflusses aus diesen 
Energieträgern unterscheidet sich wenig bei den Eigenschaften Wetter- und 
Jahreszeitenabhängigkeit und Prozessspezifität. Ursache hierfür ist die eingesetzte 
Kraftwerkstechnologie. Erdgas und Kohle sind witterungsabhängig. Bei Erdgas bspw. 
steigt der Gesamtwirkungsgrad mit abnehmender Umgebungstemperatur.1 Beim Einsatz 
des Primärenergieträgers Kohle ist mit steigendem Faktor Luftfeuchtigkeit ein 
abnehmender unterer Heizwert und ein abnehmender Gesamtwirkungsgrad in 
kohlegefeuerten Kraftwerken verbunden.2 Anders verhält es sich bei der Eigenschaft 
Beeinflussung durch das Marktumfeld. Im derzeitigen Marktumfeld mit der Merit-
Order-Preisbildung an der Energiebörse European Energy Exchange (EEX) sind die 
variablen Erzeugungskosten maßgeblich für die Einsatzreihenfolge der Kraftwerke. Die 
Stromerzeugung aus Erdgas- und Erdölverbrennung ist somit stärker vom 
Marktgeschehen abhängig als Kohle, da deren variable Erzeugungskosten über denen 
von Kohle liegen. Sie sind folglich öfter vom Marktgeschehen ausgeschlossen und 
kommen auf weniger Jahresvolllaststunden. Im Ergebnis ist die wirtschaftliche 
Beeinflussung im derzeitigen Marktumfeld größer.  
Die Ursache für die Bezeichnung dezentrale Einspeisung sind die kleinen 
Leistungseinheiten der Erzeugungsanlagen, ihre größere absolute Zahl sowie die 
regionale Verteilung der Anlagenstandorte. Die genannten Erzeugungsanlagen erreichen 
                                                 
 
1 Vgl. Wasicek, A., 2003, S. 14ff. 
2 Vgl. Diekmann B. /Rosenthal,E., Energie, S. 459 ff. 
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i. d. R. nicht die Größe und haben keinen Anlagenstandort, an dem sie direkt in das 
Übertragungsnetz einspeisen. Alle Einspeiser auf der Spannungsebene  
≤ 110 kV gelten üblicherweise als dezentrale Anlagen. Die Anlagengröße im 
Megawattbereich installierter Leistung ist kein Kriterium für diese Zuordnung. Ein 
Beispiel ist das Heizkraftwerk Tiefstack in Hamburg, das mit 321 MWel an das 
Hamburger Verteilnetz angeschlossen ist. Bei entsprechender Netzanbindung könnte 
diese Kraft-Wärme-Kopplungsanlage auch direkt in das Übertragungsnetz einspeisen.1 
Die dezentrale Einspeisung ist in Kraft-Wärme-Kopplung, Wind, Photovoltaik und 
Biomasse unterteilt.2 So handelt es sich bei Wind, Photovoltaik und Biomasse um 
erneuerbare Erzeugung.3 Die Kraft-Wärme-Kopplung bildet einen Erzeugungsprozess 
ab, der sowohl mit erneuerbaren Brennstoffen z. B. in einem Biogas-
Blockheizkraftwerk, als auch mit konventionellen Brennstoffen, z. B. mit Erdgas, 
funktioniert. Es werden Strom und Nutzwärme gekoppelt erzeugt.4 In der Folge erhöht 
sich der Brennstoffnutzungsgrad und reduziert die benötigte Brennstoffmenge. 
Hierdurch verringern sich die Emissionen der Anlagen. 
Die Stromerzeugung aus Klär-, Deponie- und Grubengasen ist in der Aufzählung 
ausgenommen. Die Zuordnung dieser Primärenergieträger zu den EEG-Anlagen ist eine 
Festlegung des Gesetzgebers aufgrund ihres erneuerbaren Charakters.5 Das erscheint für 
Klärgas in Klärwerken plausibel, da Fäkalien regelmäßig anfallen. Bei Gruben- und 
Deponiegasen ist dies jedoch nicht der Fall. Die Förderung der vorhandenen Gasmenge 
ist - analog zu einem Bergwerk oder einem Übertagekohleabbau - begrenzt. Des 
Weiteren ist die Geothermie als erneuerbare Energie nicht aufgeführt. Dies ist auf eine 
deutschlandweit gering installierte Leistung von 24 MEel zurückzuführen.
6 
Von den aufgeführten Technologien ist das charakteristische Verhalten der Einspeisung 
von Strom aus Biomasse als einzige Form unabhängig vom Wetter und den 
Jahreszeiten. Zurückzuführen ist diese Ungebundenheit auf die Speicherfähigkeit des 
                                                 
 
1 Vgl. Vattenfall, Tiefstack, 2015. 
2 Weitere dezentrale Einspeiseressourcen können Elektromobile und Blockheizkraftwerke sein. 
3 Vgl. Arbeitsgruppe Erneuerbare-Energie-Statistik, Zeitreihen, 2014. 
4 Vgl. Bundesamt für Wirtschaft und Ausfuhrkontrolle Kraft-Wärme-Kopplung, 2015. 
5 S. §§ 24 - 26 EEG 2014 
6 Vgl. Arbeitsgruppe Erneuerbare-Energien-Statistik, Zeitreihen, 2014. 
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Brennstoffs und die Möglichkeit, in der Verstromung einen Lastfolgebetrieb zu 
realisieren. Das ist ebenso bei der Kraft-Wärme-Kopplung gegeben. Allerdings 
bestimmt bei dieser Technologie die Betriebsstrategie der Anlage die 
Marktabhängigkeit. Für den Fall einer wärmegeführten KWK-Anlage entsteht ein 
größerer Bedarf in der Heizperiode. Der Zusammenhang mit den Jahreszeiten ist somit 
groß. Für Wind und PV gelten aufgrund der Dargebotsabhängigkeit von Wind und 
Sonne große Abhängigkeiten vom Wetter- und Jahreszeitenverlauf. Konkret betrifft das 
beispielsweise die Erzeugungsspitzen aus beiden Technologien. Während bei PV die 
Erzeugungsspitze von der Bewölkung zwischen 11:00 Uhr und 16:00 Uhr abhängt, ist 
eine solche zeitliche Eingrenzung für Winderzeugungsspitzen nicht durchführbar. 
Durch die bessere Vorhersagefähigkeit der solaren Strahlungsenergie im Vergleich zum 
Windaufkommen ist Wind als stärker wetter- und jahreszeitenabhängig bewertet 
worden. Im Ergebnis weisen Wind- und PV-Einspeisung die größte Wetter- und 
Jahreszeitenabhängigkeit unter den hier aufgeführten Erzeugungstechnologien sowohl 
bei der konventionellen als auch bei der dezentralen Einspeisung auf. Die Komplexität 
des Erzeugungsprozesses und der Anlagensteuerung ist bei der dezentralen Einspeisung 
durch Kraft-Wärme-Kopplung oder Biomasse jedoch größer als bei der Wind- und PV-
Einspeisung. 
In der nachfolgenden Tabelle 2 sind die Einflussgrößen der drei Verbrauchergruppen 
Haushalt, Gewerbe und Industrie sowie der Elektrischen Energiespeicher aufgelistet. 
Grundlage der Darlegung sind die verschiedenen Last- und Nutzungsprofile der 
Verbraucher und des Speichers im Vergleich zu Erzeugungsanlagen. Bei den 
Verbrauchergruppen haben Industriekunden i.d.R. einen höheren Stromverbrauch 
verbunden mit einer anderen Laststruktur als Gewerbe- oder Haushaltskunden. Das 
charakteristische Verhalten ist anhand der drei Eigenschaften Wetter- bzw. 
Jahreszeitenabhängigkeit, Prozessspezifität und Beeinflussung durch das Marktumfeld 
abgetragen. Für die Verbrauchergruppen ergibt sich ein homogenes Bild für die Wetter- 
und Jahreszeitenabhängigkeit und die Beeinflussung durch das Marktumfeld. Hier sind 
die Zusammenhänge in der qualitativen Bewertung positiv. So wird bei stärkerer 
Dunkelheit und kälteren Temperaturen sowie geringeren Strombezugskosten mehr 
Strom verbraucht. Hervorzuheben ist die Prozessspezifität der Industrieverbraucher. Sie 
haben oftmals eine erhöhte Komplexität in ihrem Lastverhalten, welches an die 
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verschiedenen Produktions- oder Fertigungsprozesse der jeweiligen Branche und 
Anwendung angelehnt ist. Aus dieser erhöhten Prozessspezifität resultiert i.d.R. ein 
erhöhter Verbrauch. Der Einsatz und die Anschaffung von EES ist derzeit stark vom 
Marktumfeld abhängig. In diesem Zusammenhang stehen die Kosten für die 
Speicheranschaffung und die Belastung mit Umlagen. Tabelle 2 fasst diese 
Ausführungen zusammen.1 
Tabelle 2: Charakteristisches Verhalten der Einflussgrößen Verbrauch und Speicher  
Nr. Einflussgröße 





























+ + +++ 
Quelle: eigene Aufstellung 
Im Ergebnis zeigt sich ein für die Netzauslegung komplexer Kontext der Einflussgrö-
ßen. Der Netzbetreiber ist verpflichtet, die Entwicklungen auf der gesamten Wertschöp-
fungskette zu beobachten und die Netzauslegung anzupassen. Die Eigenschaften Wet-
ter- bzw. Jahreszeitenabhängigkeit und Prozessspezifität der einzelnen Einflussgröße 
sind konstant. Die Beeinflussung durch das Marktumfeld und somit die Häufigkeit der 
Anwendung der Technologie bzw. das Abnahmeverhalten sind durch gesetzliche An-
passungen veränderbar. Ein für den Netzbetreiber und die Netzauslegung anzustreben-
der Zustand ist ein auf Ausgleich angelegter energiewirtschaftlicher Rahmen. Entschei-
dungen zur Netzauslegung beeinflussen maßgeblich die Investitionen der Netzbetreiber, 
die diese vor dem Hintergrund ökonomischer Eigenschaften des Stromnetzes treffen. 
                                                 
 
1 Vgl. Gerhard S. et al., Batteriespeicher, 2014, S. 1. 
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2.2 Ökonomische Eigenschaften von Stromnetzen 
2.2.1 Einordnung der Verteilnetze in die Wertschöpfung der Stromversorgung 
Die Wertschöpfungskette der Stromversorgung beinhaltet Stoff- und 
Energieumwandlungen und unterteilt sich aus ökonomischer Sicht in die drei Bereiche 
Up-, Mid- und Downstream.1 Der Bereich Upstream umfasst die Rohstoffförderung und 
die Erzeugung von Elektrizität. Die Stromerzeugung geschieht grundsätzlich mit Hilfe 
fossiler oder erneuerbarer Energieträger. Die Midstream-Stufe bildet sich aus dem 
Handel, der Übertragung und der Verteilung von Elektrizität über die Stromnetze. Der 
Handel von Elektrizität kann sich sowohl mittels individuell ausgehandelter Verträge im 
Over-the-Counter (OTC)-Handel als auch durch standardisierte Vertragsprodukte an der 
Börse vollziehen.2 Der Transport erfolgt anschließend netzgebunden über verschiedene 
Spannungsebenen. Die stromwirtschaftliche Funktion für VNB ist die 
Elektrizitätsverteilung.3 Die Übertragungsnetzbetreiber (ÜNB) sind für die Übertragung 
der Elektrizität über weite Entfernungen zuständig und übernehmen Aufgaben zur 
Gewährleistung der Systemstabilität.4 Der Downstream-Bereich besteht aus dem 
Vertrieb, der den tatsächlichen Kundenkontakt herstellt und die gesamte Abrechnung 
der Energiedienstleistungen organisiert. Insbesondere in diesem Teilmarkt herrscht 
Verbraucherkontakt, welcher sowohl in- und ausländische Industrie- und 
Haushaltskunden als auch andere Energieversorger umfasst.5 In Bezug auf das Strom-
netz wird die Wertschöpfungskette des Netzes durch folgende Komponenten charakteri-
siert: Netzgestaltung und -entwicklung, Netzzugang, Netzbetrieb, Messdatenerfassung, 
Energiedatenmanagement sowie Netzabrechnung inkl. EEG-Belastungsausgleich. 
Ebenso können weitere Dienstleistungen für Beleuchtung, Verkehrstechnik und Daten-
bereitstellung hinzukommen. Da die einzelnen Stufen der Wertschöpfung eine Vielzahl 
an Handlungsfeldern und Tätigkeiten beinhalten, ist die Wertschöpfungskette als Trans-
                                                 
 
1 Vgl. Lucas, K., Thermodynamik, 2008, S. 11-13. 
2 Vgl. Monopolkommission, Wettbewerbsentwicklung, 2011, S. 60-62. 
3 Weitere betriebliche Tätigkeiten des VNB wie z. B. Asset-Management sind in dieser grundsätzlichen 
Betrachtung ausgeblendet. In Deutschland existieren 880 Verteilnetzbetreiber (Stand 27.08.2015); vgl. 
Bundesnetzagentur Stromnetzbetreiber, 2015. 
4 In Deutschland existieren 4 Übertragungsnetzbetreiber (Stand 27.08.2015); vgl. Bundesnetzagentur 
Stromnetzbetreiber, 2015. 
5 Vgl. Crastan, V., Energieversorgung 2, 2012, S. 70-71. 
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aktionsprozess anzusehen.1 Im Hinblick auf die Regulierung der Wertschöpfungsstufen 
von Strom sind lediglich die natürlichen Monopole der Stromnetze reguliert. Die 
anderen Stufen agieren innerhalb gesetzlicher Rahmenbedingungen in wettbewerblichen 
Teilmärkten.2 Abbildung 5 fasst die vorliegenden Ausführungen zusammen. 
 
Quelle: eigene Darstellung 
Die einzelnen Marktakteure, die sich aus der Wertschöpfungskette ableiten lassen, 
stehen in unterschiedlichen Wechselbeziehungen hinsichtlich der Grundfunktionen 
Erzeugung und Vermarktung auf der einen Seite und Übertragung und Verteilung auf 
der anderen Seite. Diese getrennte Struktur ist auf die Liberalisierung der 
Stromerzeugung mit ihrem Ursprung in der EU-Binnenmarktrichtlinie RL 96/92/EG 
von 1996 zurückzuführen und hat sich mittlerweile etabliert. Das Ziel der Richtlinie war 
die Entflechtung der Wertschöpfungskette, um einen wettbewerbsorientierten 
Elektrizitätsbinnenmarkt zu schaffen.3 Aufgrund dessen wurde in der Reform des 
Energiewirtschaftsgesetzes (EnWG) 1998 in Deutschland das Gebietsmonopol 
aufgehoben und darauf aufbauend mit der EnWG-Reform 2005 der 
diskriminierungsfreie Netzzugang gesetzlich eingeführt.4 Zur Beschreibung der 
genannten Wechselbeziehungen eignet sich eine Unterscheidung nach technischen, 
rechtlichen und wirtschaftlichen Gesichtspunkten. Aus technischer Sicht ist der 
tatsächliche Energiefluss entscheidend. Er stellt die Schnittstelle zu der rechtlichen 
Fragestellung des Energiebesitzes dar. Die Abgrenzung zwischen Energiebesitz und 
Energieeigentum ist notwendig für die wirtschaftliche Sicht der 
                                                 
 
1 Vgl. Büdenbender, M., Entflechtung, 2010, S. 2ff. 
2 Vgl. Haucap, J., Entflechtung, 2008, S. 28. 
3 S. §§ 13-21 EU-Binnenmarktrichtlinie RL 96/92/EG.  
4 Vgl. Eickhof, N et al., Energierechtsreform, 2006, S. 4-5. 








Abbildung 5: Wertschöpfungskette der Stromversorgung
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Leistungsverrechnungen und die daraus resultierenden Geldflüsse zwischen den 
Akteuren. Im Ergebnis führt dies zu der Unterscheidung zwischen der physikalischen 
und bilanziellen Sichtweise. Im konkreten Fall ist der VNB für die Periode der 
Verteilung Besitzer, aber nicht Eigentümer der elektrischen Energie. Er übernimmt sie 
direkt vom Erzeuger (Erzeugung) oder aus der vorgelagerten Netzebene vom ÜNB 
(Übertragung) und transportiert sie zum Endverbraucher. Die finanzielle Kompensation 
für diese Tätigkeit wird vom Vertrieb an den VNB abgeführt. Der Vertrieb greift hierbei 
auf die vom VNB ausgewiesenen Netzentgelte zurück. Das folgende Schaubild 6 fasst 
diese Ausführungen zusammen.  
Abbildung 6: Stromwirtschaftliche Grundfunktionen 
 
Quelle: Schufft, W., Energietechnik, 2007, S. 475. 
2.2.2 Gesamtwirtschaftliche Einordnung 
In einer gesamtwirtschaftlichen Betrachtungsebene liegt die gesamte Volkswirtschaft 
als Analyseobjekt zugrunde. Für eine gesamtwirtschaftliche Einordnung sind insbeson-
dere die Faktoren 
 gesamtwirtschaftlicher Kosten und Nutzen 
 Investitionen  












 Wachstum und 
 Externe Effekte zu berücksichtigen.1 
Im Folgenden wird die gesamtwirtschaftliche Einordnung der Stromnetze mit dem 
Schwerpunkt gesamtwirtschaftlicher Kosten und Nutzen beschrieben. Die Beschreibung 
des Themenbereiches Investition erfolgt später im Text. Die Auswirkungen auf Be-
schäftigung, Wachstum und externe Effekte werden aufgrund des Schwerpunktes der 
Arbeit ausgeklammert. Die dafür benötigten gesamtwirtschaftlichen Modelle sind nicht 
Teil dieser Arbeit. 
In einer volkswirtschaftlichen Sektoreneinordnung gehören die Stromnetze aufgrund 
ihrer Technik zum Sekundärsektor und sind horizontal mit der Ver- und Entsorgungs-
wirtschaft verknüpft. In dem fortentwickelten Stadium der deutschen Volkswirtschaft 
bilden sie zudem die Grundlage zahlreicher Dienstleistungen im Tertiärsektor. Für die 
gesamtwirtschaftliche Kostendarstellung werden nachfolgend die Kosteneigenschaft des 
Gutes Stromnetz als natürliches Monopol beschrieben. Daran schließt sich ein Absatz 
zum Nutzen der Stromnetze in der volkswirtschaftlichen Produktion an. 
Gemeinhin werden Stromnetze als natürliche Monopole bezeichnet. Diese Definition 
beruht i.d.R. auf der Charakterisierung mittels Kostenkonzepten. Für Stromnetze als 
homogenes Gut, die einen Einproduktfall darstellen, ergibt sich in dieser Betrachtungs-
ebene eine subadditive Kostenfunktion.4 Dabei handelt es sich um eine Marktsituation, 
in der ein Einzelunternehmen im Vergleich zu mehreren Unternehmen den Markt kos-
tengünstiger bedienen kann.5 In dem Fall sind die Gesamtkosten für das Güterangebot 
dieses einen Unternehmens geringer als die Gesamtkosten miteinander konkurrierender 
Unternehmen.6 Durch eben diesen Kostenvorteil wird das Stromnetz zu einem natürli-
chen Monopol und in diesem Fall der Stromnetzbetreiber kann aufgrund der fehlenden 
Konkurrenz einen Marktpreis über den Grenzkosten erzielen.7 Mögliche Ursachen für 
subadditive Kostenverläufe sind Fixkosten-Degression (z. B. technische Unteilbarkei-
                                                 
 
1 Vgl. Lutz C. et. al., Energiemarkt, 2012, S.3ff. 
4 Eine subadditive Kostenfunktion in einem Einproduktunternehmen ist dann gegeben, wenn gilt: 
K (xm) < K (xi) + K (xj) + … + K (xn); K (xm) = ∑ K (xi) bei i = 1 bis n. 
5 Vgl. Engelkamp P. et al., Volkswirtschaftslehre, 2013, S. 115ff. 
6 Vgl. Cezanne, W., Volkswirtschaftslehre, 2005, S. 63. 
7 Vgl. Pohl, M., Netzzugang, 2009, S. 12. 
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ten, Mindestgrößen, Losgrößenvorteile), die Zwei-Drittel-Regel, stochastische Erspar-
nisse und Lernkurveneffekte.1 Hinsichtlich einer effizienten Ressourcenallokation ist 
die Erbringung dieser Leistung von einem Anbieter somit sinnvoll (vgl. Abb. 7).2 
Im oberen Preis-Menge Diagramm der Abbildung 7 sind Kostenverläufe eines natürli-
chen Monopols illustrativ abgebildet. Die Nachfrage ist als lineare Preis-Absatzfunktion 
eingezeichnet. Sie sagt aus, wie sich die Nachfrage bei Preisänderungen verändert. Wei-
terhin sind die Kostenverläufe der Durchschnittskosten und der Grenzkosten einge-
zeichnet. Preise kommen an den Punkten zustande, an denen sich Nachfragefunktion 
und Kostenkurve schneiden. In diesem Diagramm sind das der effiziente Preis an dem 
die Grenzkosten die Nachfragefunktion schneidet (Wettbewerbspreis) und der Punkt an 
dem die Durchschnittskostenkurve die Nachfragefunktion berührt (second-best preis). 
Die schraffierte Fläche markiert den Bereich der Umverteilung von Konsumenten- zu 
Produzentenrente würde der Preis der geringsten Durchschnittskosten gewählt. Das 
Dreieck zwischen effizientem Preis, niedrigsten Durchschnittskosten und dem Schnitt-
punkt der Grenzkosten und Nachfrage ist der Wohlstandsverlust der Volkswirtschaft. 
Kennzeichnend für Monopole im Allgemeinen sind Marktpreise über den Grenzkosten. 
Die von Cournot bestimmte Preisbildung entspricht dem Grenzertrag des Monopolisten. 
Der aufgrund von Marktmacht und fehlender Konkurrenz monopolistisch optimale Preis 
ermöglicht es dem Monopolisten, Monopolrenten abzuschöpfen. Die angebotene Menge 
entspricht folglich nicht der Menge im vollkommenen Wettbewerb und erzeugt einen 
allgemeinen Wohlfahrtsverlust (Harberger Dreieck) durch geringere Konsumenten- und 
Produzentenrente.3 Die geringere Produzentenrente wird jedoch durch einen Monopol-
gewinn aufgefangen. Die volkswirtschaftlichen Effekte zeigen sich in Abweichungen 
vom optimalen Ressourcen- und Produktionsfaktoreneinsatz, auf betriebswirtschaftli-
cher Ebene sind es fehlende Anreize für Innovationen und Kostensenkungen. Im Ergeb-
                                                 
 
1 Vgl. Fritsch, M. et al., Marktversagen, 2007, S. 187ff. 
2 Vgl. Haucap, J., Trennung, 2008, S. 8. 
3 Wohlfahrt entspricht der Summe aus Produzenten- und Konsumentenrente. 
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nis können – in dieser statischen Betrachtung – allokative, produktive und dynamische 
Ineffizienzen auftreten.1 
Im unteren Preis-Menge Diagramm der Abbildung 7 liegt der Wettbewerbspreis auf der 
Ordinate am Schnittpunkt der Grenzkostenkurve (MC) und Nachfragefunktion. Hier 
entsteht das Absatzvolumen aus Wettbewerbspreis und –menge. Aufgrund der Markt-
macht kann der Monopolist jedoch einen für ihn gewinnmaximierenden Preis und/oder 
Menge setzen, ausgehend von der Optimalbedingung dem Schneidepunkt von Grenzer-
lös (MR) und Grenzkosten. Dieser Punkt wird an der Preis-Absatzfunktion gespiegelt 
und ergibt den Monopolpreis. Hier entsteht das Absatzvolumen aus Cournotpreis und –
menge. Die Umverteilung von Konsumenten- zu Produzentenrente vollzieht sich ge-
meinsam mit einem Wohlstandsverlust (Harberger Dreieck). Dieser Wohlstandsverlust 
setzt sich zusammen aus einem höheren Monopolpreis im Vergleich zum Wettbewerbs-
preis und einer geringeren Monopolmenge im Vergleich zur Wettbewerbsmenge. 
  
                                                 
 




Abbildung 7: Kostenverläufe im natürlichen Monopol und in Monopolen 
   
 
 















































Durch den Umstand der Kostenvorteile natürlicher Monopole kommt es zu einer markt-
beherrschenden Stellung des Netzbetreibers. Dem Vorteil der gesamtwirtschaftlich kos-
tengünstigen Produktionsmöglichkeit stehen als Nachteil die Marktmacht und die Ge-
fahr des Missbrauchs gegenüber.1 Allein ein natürliches Monopol erklärt noch nicht 
ausreichend eine entsprechende Regulierung, sondern ist in einem größeren Zusammen-
hang einzuordnen. Hierzu gehören eine theoretische Verortung und die Frage nach der 
Substitutionsmöglichkeit des Gutes. Auf Basis der Theorie der bestreitbaren Märkte von 
Baumol, Panzar und Willig ist ein (natürliches) Monopol so lange unproblematisch, als 
potenzielle Konkurrenten überzeugend einen Markteintritt ankündigen können.2 Dieser 
Logik folgend diszipliniert die Bestreitbarkeit den Monopolisten und erzeugt wohl-
fahrtsoptimale Grenzkosten. Durch die Netzgebundenheit von elektrischer Energie und 
die darauf begründete fehlende Substitutionsmöglichkeit der Verbraucher findet eine 
derartige Argumentation bezogen auf das technische Asset Stromnetz keine praktische 
Anwendung. Durch das Instrument der Konzession als zeitlich befristetes Nutzungs-
recht öffentlicher Wegeinfrastruktur findet diese Bestreitbarkeit auf wirtschaftlicher 
Ebene statt.3 Das Stromnetz ist ein zentraler Faktor für die Systemwirtschaftlichkeit der 
Energieversorgung, da Wettbewerb auf den vor- und nachgelagerten Wertschöpfungs-
stufen nur mit Hilfe des Netzes möglich ist (Bottleneck).4 Aufgrund dieser Stellung in 
der Wertschöpfungskette investieren VNB in den Netzanschluss von Erzeugern und 
Verbrauchern. Der diskriminierungsfreie Netzzugang erlaubt den Marktteilnehmern die 
aktive Teilnahme am Markt. 
Dieser Umstand ist seit 1998 im geltenden Gesetz gegen Wettbewerbsbeschränkung  
§ 19 (2) Punkt 4 als Eingriff in den Marktprozess geregelt.5 Ein Missbrauch der Markt-
beherrschung liegt vor, wenn ein Unternehmen 
… sich weigert, einem anderen Unternehmen gegen angemessenes Entgelt Zugang zu 
den eigenen Netzen oder anderen Infrastruktureinrichtungen zu gewähren, wenn es dem 
anderen Unternehmen aus rechtlichen oder tatsächlichen Gründen ohne die Mitbenut-
                                                 
 
1 Vgl. Ströbele, W. et al., Energiewirtschaft, 2012, S. 291. 
2 Vgl. Baumol, W. J. Contestable Markets, 1982, S. 4. 
3 Vgl. § 46 EnWG. 
4 Vgl. Schmidt, R. et al., Kompendium, 2007, S. 376ff.  
5 Vgl. Oelmann, M., Qualitätsregulierung, 2005, S. 31. 
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zung nicht möglich ist, auf dem vor- oder nachgelagerten Markt als Wettbewerber des 
marktbeherrschenden Unternehmens tätig zu werden.1 
Dieser zentralen Funktion als Basis für den Energiemarkt erlangt das Stromnetz aus der 
technischen Struktur der Stromversorgung auf Basis physikalischer Gesetzmäßigkeiten. 
Der zentrale Nutzen ergibt sich aus der sicheren Versorgung mit Strom.2 Zur Sicherstel-
lung einer gesamtgesellschaftlichen ausgewogenen Kosten-Nutzensituation erfolgt die 
Vorgabe einer Richtlinie der BNetzA, die für alle zu prüfenden Maßnahmen das NO-
VA-Prinzip zugrunde legt. Dieses besagt, dass Handlungsoptionen zur Netzoptimierung 
und -verstärkung vor dem tatsächlichen Netzausbau zu prüfen sind. Es gilt die Reihen-
folge der Maßnahmen: Netzoptimierung vor Verstärkung vor Ausbau. Das NOVA-
Prinzip konzentriert sich auf die Höchstspannungsnetze, bietet aber auch Orientierung 
für VNB. Ziel dieses Prinzips ist es, die Versorgungssicherheit kostengünstig herzustel-
len. Es wird in der Netzplanung angewendet und dient ebenso als Kontrollinstrument, 
welches vor der Ausbaugenehmigung sicherstellt, dass weitere Optionen geprüft und 
deren Potenziale ausgeschöpft worden sind.3 
2.2.3 Betriebswirtschaftliche Einordnung 
Investitionen4 sind allgemein Kapitalverwendungen, die eine langfristige Kapitalbin-
dung in Sachgüter oder Rechte realisieren.5 Sie stellen bilanziell die Umwandlung von 
Finanz- in Sachmittel mit dem Ziel dar, die zukünftige Leistungs- und Produktionsfä-
higkeit des Unternehmens zu steigern.6 Investitionen bedeuten – auf Grundlage der An-
nahme einer buchhalterischen Aktivierung –eine Erhöhung der Bilanzsumme als Zu-
gang im Anlagevermögen, bei gleichzeitiger Zunahme – im Falle einer unternehmens-
externen Kreditfinanzierung – des Fremdkapitals. Hervorzuheben ist, dass eine Investi-
tion betriebswirtschaftlich keinen Werteverzehr verursacht, da die Bilanzsumme nicht 
                                                 
 
1 S. §19 Abs. 2, S. 4 GWB. 
2 Vgl. Jarass A. et. al., Strom, 2016, S. 82ff. 
3 Vgl. 50Hertz Transmission GmbH et al., Netzentwicklungsplan Strom, 2013, S. 22. 
4 Der Investitionsbegriff kann neben dieser Ergebnisdarstellung auch als Investitionshandlung ausgelegt 
werden. Im Zusammenhang mit der vorliegenden Arbeit, in der sich der Autor schwerpunktmäßig nicht 
mit der Analyse von unternehmensinternen Investitionsentscheidungsverhalten befasst, wird diese Ausle-
gung als zweckmäßig angesehen. 
5 Vgl. Olfert, K., Investition, 2001, S. 24f. 
6 Vgl. Perridon, L. et al., Finanzwirtschaft, 2012, S. 29. 
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vermindert wird.1 Charakteristisch für die Zahlungsreihe ist, dass der Mittelabfluss (ab-
solute Auszahlungen) am Anfang der Investition den Mittelzufluss (absolute Einzahlun-
gen) übersteigt. Im Laufe der Nutzungsdauer des Anlagegutes wird die Nettozahlungs-
reihe positiv.2 Investitionen in Stromnetze sind standortspezifisch, so dass Standortver-
lagerungen nicht möglich sind (Immobiliencharakter). Das geht einher mit der gewöhn-
lichen technischen Betriebsdauer der Netzanlagen von 20 bis 40 Jahren. Aufgrund der 
langen Lebensdauer und der schieren Größe der Netze stellen sich Veränderungen durch 
Investitionsentscheidungen mit einer gewissen Verzögerung ein. Diese faktische Irre-
versibilität von Netzinvestitionen erhöht die Gefahr von versunkenen Kosten. Letztere 
entstehen durch Investitionen in langlebige Güter, die nicht mehr rückgängig gemacht 
werden können und deren Mittelrückfluss in Gegenwart und Zukunft erschwert bzw. 
nicht realisierbar ist.3 In der Konsequenz fallen Kosten und Nutzen der Investition aus-
einander. Die faktische Nichthandelbarkeit und die vielfältige Zustimmungspflicht um 
Investitionen zu tätigen, erhöhen ebenso die Abhängigkeit von öffentlichen Institutio-
nen und politischen Verantwortungsträgern. Zudem verändern sich während der Nut-
zungsdauer die Rahmenbedingungen im Vergleich zum Zeitpunkt der Investitionsent-
scheidung z. B. durch impulsgetriebene wirtschaftliche oder politische Umwälzungen. 
Die Investitionskriterien Rechtssicherheit und politische Stabilität bekommen dadurch 
eine hohe Bedeutung.4 Im Ergebnis münden die Aspekte in ein für Netzbetreiber beste-
hendes regulatorisches Risiko. Die Entscheidungen der Regulierer betreffen Netzbetrei-
ber nicht nur, sondern schränken auch ihre Handlungsfähigkeit ein. Im Gegensatz dazu 
konkurrieren im Wettbewerbsumfeld stehende Unternehmen und können durch eigene 
Entscheidungen ihre wirtschaftliche Handlungsposition verändern. 
Weitere Merkmale der Durchführung von Investitionsprojekten ergänzen die vorherge-
hend aufgeführten Eigenschaften von Investitionen in Stromnetze. Sie sind durch eine 
sehr spezifische Mehrdimensionalität geprägt. Diese Tatsache bildet die Grundlage der 
öffentlichen Diskussionen über die Akzeptanz der unternehmerischen Tätigkeiten der 
                                                 
 
1 Vgl. Wild, J. et al., Regulierung, 2003, S. 3f. 
2 Vgl. Kruschwitz, L., Investitionsrechnung, 2014, S. 3f. 
3Vgl. Knieps, G. Wettbewerbsökonomie, 2005, S. 32; vgl. Müller, C. et al., Investitionsanreize, 2010, S. 
2. 
4 Vgl. Djankov, S. et al., economics, S. 596, vgl. acatech, Energiewende, 2012, S. 23ff. 
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Netzbetreiber.1 Somit spielen neben der Kosteneffizienz der Investitionsprojekte die 
Versorgungssicherheit und die Akzeptanz in der Bevölkerung eine wichtige Rolle. Vor-
ab stehen lange Planungsphasen in Abstimmung mit öffentlichen Stakeholdern, wie z. 
B. das Einholen von Baugenehmigungen für Freileitungen in Netzausbauprojekten. 
Eine weitere Besonderheit der Investitionen in Stromnetze als Teil der Infrastruktur ist 
das Kapital-Arbeits-Verhältnis. Dahinter verbirgt sich das Verhältnis von Investitions- 
und Betriebsausgaben. Investitionsausgaben sind Ausgaben für langfristige Anlagegü-
ter, im Gegensatz zu den Betriebsausgaben, die Ausgaben für den funktionierenden ope-
rativen Geschäftsbetrieb darstellen. In einem eingeschwungenen Investitionszyklus lie-
gen i.d.R. die Investitionsausgaben über den Betriebsausgaben. Dies findet sich in ho-
hen Fixkosten innerhalb der Bilanz von Verteilnetzbetreibern wieder. Im Ergebnis ha-
ben die Betriebsausgaben für Netzunternehmen eine geringere Bedeutung als die Inves-
titionsausgaben. 
Im Ergebnis haben die ökonomischen Eigenschaften eine komplexe Risikostruktur der 
Investitionen und Projekte für Netzbetreiber zur Folge. Eine direkte Steuerung der durch 
Marktakteure verursachten Risikofaktoren ist dabei nur eingeschränkt möglich. Gleich-
zeitig entstehen durch die Kombination der subadditiven Kostenvorteile und der Mög-
lichkeit versunkener Kosten hohe Markteintrittsbarrieren, die Netzunternehmen für ei-
gene Vorteile, z. B. bei der Preissetzung, nutzen können. An diesem Umstand setzt die 
Regulierung mit ihren allgemeinen Zielen, wodurch versucht wird, negative Auswir-
kungen abzumildern. Insofern gehen in die Begründung für die Regulierung ordnungs-
politische und wohlfahrtsökonomische Ursachen ein. Eine genaue Trennlinie zwischen 
beiden Argumentationssträngen ist jedoch schwer nachzuvollziehen.2 
 
                                                 
 
1 Vgl. Maeding, S., Anreizregulierung, 2011, S. 36; vgl. Knieps, G., Wettbewerbsökonomie, 2005, S. 81; 
vgl. Joskow, P., Regulation, 2005, S. 3. 
2Vgl. Knieps G., Netzökonomie, 2007, S. 157. 
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3 Energiepolitik in Deutschland – Stromsektor im Fokus 
Im folgenden Kapitel wird ein stromsektorbezogener Ausschnitt der Energiepolitik in 
Deutschland dargelegt. Hintergrund ist der Einfluss der nationalen Strategien, Gesetze 
und Verordnungen auf die Energiepolitik und die Rahmenbedingungen für Netzbetrei-
ber. 
3.1 Das energiepolitische Zieldreieck 
Versorgungssicherheit, Wirtschaftlichkeit und Umweltschutz bilden klassischerweise 
den analytischen Referenzrahmen der Zieltrias der deutschen Energiepolitik.1 Die im 
EnWG und im Energiekonzept verankerten Ziele sind formal gleichrangig und in keine 
festgeschriebene politische Zielhierarchie eingeordnet.2 In der Konsequenz leitet sich 
daraus ein fortlaufender gesellschaftlicher und ordnungspolitischer Diskussions- und 
Priorisierungsbedarf ab. Hier ist zu beachten, dass unter wechselnden politischen und 
sozialen Umständen wechselnde Priorisierungen in der Zielhierarchie entstehen. Diese 
zeigen sich konkret in einer an das gewählte Ziel im energiepolitischen Dreieck ange-
lehnten Gesetzgebung. Das politische Handeln fördert dadurch die unterschiedlichen 
Ziele auf verschiedene Art und Weise. In der deutschen Energiepolitik lassen sich aus 
der Vergangenheit verschiedene Priorisierungen ableiten. Beispiele sind die Ölkrisen in 
den 1970er Jahren und der Kalte Krieg in den 1980er Jahren, die die Versorgungssi-
cherheit als Priorität hervorhoben. Ein weiteres Beispiel ist die Wirtschaftlichkeit und 
Umweltverträglichkeit nach der Wiedervereinigung, als die ostdeutsche Energieversor-
gung umgestellt und modernisiert wurde. Es erfolgten Kraftwerkmodernisierungen im 
Stromsektor und die Umstellung von Kohle auf Gas im Wärmesektor. Weiterführende 
Ziele, die gestiegene Erwartungen an die Energiepolitik ausdrücken, sind Innovation 
und Akzeptanz der Bevölkerung. Sie zeigen sich zunehmend in konkreten Maßnahmen 
                                                 
 
1 Vgl. Seeliger, A. et al., Energy, 2011, S. 48ff.; vgl. Ministerium für Wirtschaft, Arbeit und Tourismus 
Mecklenburg-Vorpommern Energiekonzept 2020, 2009, S. 4. 
2 Schon der vollumfängliche Titel des Energiekonzeptes weist darauf hin. Er lautet: Energiekonzept für 
eine umweltschonende, zuverlässige und bezahlbare Energieversorgung. 
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der Energiepolitik wie z. B. bei der Digitalisierung der Energiewende oder bei der Bür-
gerbeteiligung beim Netzausbau.1 Abbildung 8 zeigt das energiepolitische Zieldreieck. 
Abbildung 8: Energiepolitisches Zieldreieck  
 
Quelle: eigene Darstellung 
Eine weitere Zielebene der deutschen Energiepolitik ist, vor dem Hintergrund der hohen 
Importabhängigkeit von Primärenergieträgern, die der internationalen Energiebeziehun-
gen.2 Eine mit der energiepolitischen Zieltrias abgestimmte Gestaltung einer Energieau-
ßenpolitik ist dabei die Richtschnur. Das Ziel der Versorgungssicherheit wird von inter-
nationalen Projekten für eine Diversifizierung deutscher Energiebezugsquellen unter-
stützt. Wettbewerbliche Strukturen auf den globalen Energiemärkten fördern die Wirt-
schaftlichkeit, um beispielsweise Preisabsprachen in Form von Öl- und Gaskartellen 
entgegenzutreten.3 Bestrebungen im Bereich der Energieeffizienz und der erneuerbaren 
Energien dienen der Energiemengen- und Emissionseinsparung und damit der Umwelt-
verträglichkeit.4 
                                                 
 
1 Vgl. Europäische Kommission, Energy Roadmap 2050, 2011, S. 14ff.; vgl. Frondel M. et al., Energie-
versorgungsrisiko, 2009, S. 42ff. 
2 Vgl. Röttgen, N., Stenografischer Bericht 117. Sitzung., 2011, Berlin, S. 13369ff.; vgl. Bundesministeri-
um für Wirtschaft und Energie, Energiewende, 2013, S. 19. 
3 Vgl. Klump, R. Wirtschaftspolitik, 2006, S. 268ff. 
4 Vgl. Ethikkommission Sichere Energieversorgung, Energiewende, 2011, S. 17f.; vgl. Umweltbundesamt, 


































3.2 Beispiele ausgewählter energiepolitischer Wegmarken 
Die im folgenden Abschnitt präsentierten energiepolitischen Wegmarken kennzeichnen 
praktische Wendepunkte in der energiepolitischen Zielausrichtung, die sich zumeist in 
veränderten rechtlichen Rahmenbedingungen ausdrückten. Dem ging ein politischer 
Diskussionsprozess voraus. Mit der Einführung des Stromeinspeisegesetzes 1991 wurde 
erstmals eine Förderung erneuerbarer Energien eingeführt. Dieser Beginn zielte auf die 
Markteinführung, die Technologieentwicklung und das systemische Lernen ab und 
schuf die Abnahmeverpflichtung und Einspeisevergütung als Förderungsgrundlage.1 
1996 kam es zur Liberalisierung der europäischen Energiewirtschaft, die 1998 in eine 
Reform des Energiewirtschaftsgesetzes mündete. Zwischen 2000 und 2002 wurde unter 
der damaligen rot-grünen Bundesregierung der Atomkonsens ausgehandelt. Der sah vor, 
den Kernkraftausstieg bis 2032 zu erreichen und stellte die Realisierung des Parteipro-
gramms der Partei Bündnis 90/Die Grünen aus dem Bundestagswahlkampf 1998 dar, 
sie waren in der Legislaturperiode 1998 bis 2002 an der Bundesregierung beteiligt.2 
Parallel dazu erfolgte die Reform des Stromeinspeisegesetzes zum EEG mit einer auf 
erneuerbare Energien ausgerichteten Technologieförderung. 2009 kam es zur Einfüh-
rung der Anreizregulierung im Energienetzbereich und unter neugewählter schwarz-
gelber Regierung zur Laufzeitverlängerung der Kernkraftwerke. Dabei handelte es sich 
ebenso um die Realisierung eines Parteiprogramms – in diesem Falle der CDU.3 Der 
letzte Punkt wurde nach dem Unfall in Fukushima Daaichi (Japan) und dem anschlie-
ßenden Moratorium zurückgenommen und dafür der Kernenergieausstieg um acht Jahre 
auf 2022 vorverlegt. Mittlerweile ist die Detaildiskussion über die Ausgestaltung der 
Energiewende mit der erneuten Reform des EEG und dem Weißbuch zum Strommarkt-
design in vollem Gange.4 Ein Blick in die Historie der energiepolitischen Wegmarken 
zeigt im Ergebnis einen diskontinuierlichen Verlauf. Die nachfolgende Abbildung 9 
zeigt ausgewählte energiepolitische Wegmarken ab 1991. 
 
                                                 
 
1 S. § 2 i.V.m § 3 Stromeinspeisungsgesetz, 1990. 
2 Vgl. Bündnis90/Die Grünen, Bundestagswahl 98, 1998, S. 23f. 
3 Vgl. CDU Deutschland, Verbraucherschutz, 2008, S. 7f. 




Quelle: eigene Darstellung 
Im Ergebnis führte die Förderung der erneuerbaren Energien zu multiplen Entwicklun-
gen, die an dieser Stelle nicht vollumfänglich wiedergegeben werden können. Hervor-
zuheben sind Effizienzsteigerungen in der Anlagenproduktion und bei der Energieer-
zeugung. Weitere Aspekte im direkten Zusammenhang mit der Förderung sind:  
 Innovationen im Energiesystem durch die Integration erneuerbarer Energieträger 
 Lokale Wertschöpfung und Arbeitsplätze auf regionaler Ebene  
 Verringerung Langzeitkosten konventioneller Energien 
 Verringerung Importabhängigkeit fossiler Ressourcen 
 Lernprozesse für Strommarktakteure Erzeuger. 
Neben diesen direkten Aspekten existieren weitere Co-Benefits, deren Quantifizierung 
und Monetisierung schwierig erscheint. Diese Effekte liegen in den Bereichen 
 Gesundheitsschutz  
 Luftreinhaltung z.B. Verbesserung der Luftqualität  
 Soziale Teilhabe an der Energieerzeugung 
 Verringerung Nutzungsdruck fossiler Ressourcen.1 
                                                 
 








































Abbildung 9: Zeitstrahl ausgewählter energiepolitischer Wegmarken
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Neben diesen Nutzenfaktoren stehen die Förderungskosten. Diese belaufen sich in Form 
der EEG-Differenzkosten auf 171 Mrd. EUR kumuliert für die Jahre 2000 bis ein-
schließlich 2017.1 Demgegenüber stehen sinkende Erzeugungskosten, die sich in den 
Auktionsergebnissen der Bundesnetzagentur und in der sinkenden Förderung durch zu-
baubasierte Kostendegression zeigen.2 Ein Blick auf diesen Zeithorizont verdeutlicht, 
dass die energiepolitischen Wegmarken durch Ziele und Instrumente in der Energiepoli-
tik beeinflusst werden. 
3.3 Ziele und Instrumente im deutschen Energiekonzept  
Das Energiekonzept bildet als strategisches Papier die derzeitig geltende Grundlage der 
Energiepolitik der Bundesrepublik Deutschland. Am 28. September 2010 wurde das 
Konzept für die energiepolitische Ausrichtung beschlossen. Im Fokus stehen Maßnah-
men zum Ausbau der erneuerbaren Energien, zum Netzausbau und zur Energieeffizienz. 
Diese Entscheidungsbasis veränderte sich in der ersten Jahreshälfte 2011 aufgrund der 
Kernschmelze in Fukushima Daiichi und der dadurch angestoßenen politischen Diskus-
sion über die Sicherheit der Kernenergieerzeugung in Deutschland. Die daraus folgen-
den Berichte der Ethik- und Reaktorsicherheitskommission und die anschließende Fest-
legung des Kernenergieausstieges bis 2022 durch das 13. Gesetz zur Änderung des 
Atomgesetzes vom 6. Juni 2011 beschleunigten den Planungshorizont für den Umbau 
des deutschen Energiesystems.3 Weiterhin umfassten die Beschlüsse ein Energiepaket 
mit 160 individuellen Maßnahmen zur Umsetzungsbeschleunigung.4 Die Ziele des 
                                                 
 
1 Vgl. Bardt, H., Energiewende, 2017, S. 2. 
2 Vgl. Bundesnetzagentur, EEG, 2015, S. 26ff. 
3 Weitere Beschlüsse des Bundeskabinetts zur Energiewende vom 6. Juni 2011: EEG-Erfahrungsbericht 
2011, Entwurf eines Gesetzes über Maßnahmen zur Beschleunigung des Netzausbaus der Elektrizitäts-
netze (NABEG), Entwurf eines Gesetzes zur Neuregelung energiewirtschaftsrechtlicher Vorschriften 
(EnWGÄndG), Entwurf eines Gesetzes zur Änderung des Gesetzes zur Errichtung eines Sondervermö-
gens „Energie- und Klimafonds“ (EKFG-ÄndG), Entwurf eines Gesetzes zur steuerlichen Förderung von 
energetischen Sanierungsmaßnahmen an Wohngebäuden, Entwurf einer Vierten Verordnung zur Ände-
rung der Verordnung über die Vergabe öffentlicher Aufträge, Entwurf eines Gesetzes zur Stärkung der 
klimagerechten Entwicklung in den Städten und Gemeinden; vgl. Reaktorsicherheitskommission, Sicher-
heitsüberprüfung, 2011, S. 28ff.; vgl. Mager, D., Energiewende, 2012, S. 11ff. 
4 Vgl. Löschel, A. et al., Expertenkommission, 2012, S. 9. Die Experten-Kommission besteht aus Prof. 
Dr. Andreas Löschel (Vorsitzender), Prof. Dr. Georg Erdmann, Prof. Dr. Frithjof Staiß und Dr. Hans-
Joachim Ziesing. Jährlich erscheint ein faktenorientierter Monitoring-Bericht, der die Bewertung des 
Zielfortschritts bei der Energiewende erlaubt. In Ergänzung dazu wird alle drei Jahre ein Forschungsbe-
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Energiekonzeptes wurden von der deutschen Bundesregierung in fünf Kategorien zu-





 und erneuerbare Energien. 
Den einzelnen Kategorien sind Zielmarken für die Jahre 2020, 2030, 2040 und 2050 
zugeordnet. Allerdings variieren die Basisjahre der einzelnen Zielaspekte.1 Für die 
Treibhausgasemissionen wurde bis 2050 gegenüber dem Basisjahr 1990 eine 80-
prozentige bis 95-prozentige Senkung als Zielvariable festgelegt. Konkret wurde der 
Kernenergieausstieg bis Jahresende 2022 beschlossen. Der Anteil der erneuerbaren 
Energien am Bruttostromverbrauch steigt demgemäß bis 2050 auf 80 %. Für den Brut-
toendenergieverbrauch – also neben Strom die Bereiche Wärme und Verkehr – umfasst 
dieser Anteil bis 2050 60 % erneuerbare Energien. Die Effizienzziele für den Strombe-
reich sehen bis 2050 25 % weniger Stromverbrauch im Vergleich zum Basisjahr 2008 
vor. Tabelle 3 gibt einen Überblick über die Ziele. Auf eine ausführliche Beschreibung 
der weiteren Zielfestlegungen wird aufgrund des Themenschwerpunktes dieser Arbeit 
verzichtet.
                                                                                                                                               
 
richt erstellt, der Hemmnisse und ihre Ursachen aufzeigt und in dem ggf. Maßnahmen zur besseren Ziel-
erreichung vorgeschlagen werden. 
1 Der komplette quantitative Zielkatalog inklusive der Bereiche Verkehr und Gebäudebestand findet sich 
in Anlage I. 
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Tabelle 3: Ausgewählte quantitative Ziele aus dem Energiekonzept 
 
Quelle: Vgl. Bundesregierung Energiekonzept, 2010, S. 7ff; in Ergänzung dazu ist die Spalte Kernener-
gieausstieg mit eingefügt. Vgl. Bundesamt für Strahlenschutz, Kernenergienutzung, 2015, S. 11f. 
Das Energiekonzept umfasst weiterhin den Monitoring-Prozess „Energie der Zukunft“, 
den die Bundesregierung im Oktober 2011 beschlossen hat. Ergänzend zum jährlichen 
Bericht überprüft eine unabhängige Monitoring-Kommission im dreijährigen Zyklus 
sowohl rückblickend als auch perspektivisch die Umsetzung der Energietransformation 
unter Beachtung der energiepolitischen Zieltrias. Sie soll die neutrale, fachliche Exper-
tise zum Nachsteuern der ergriffenen Maßnahmen einbringen.1 
Mit dem Energiekonzept zeichnet die deutsche Politik einen langfristigen Entwick-
lungspfad für die Energieversorgung vor, der die erneuerbare Energiegewinnung ins 
Zentrum des zukünftigen Energiesystems stellt. Dabei nennt sie konkrete Ziele, wählt 
die Instrumente aus und setzt zeitliche Wegmarken zur besseren Vergleichbarkeit der 
Entwicklungen. Dies geschieht in einem festgelegten Rahmen, der auf verschiedenen 
Szenarien beruht. Insgesamt ist dies ein Politik-Management-Plan, der den grundlegen-
den Systemumbau der Energieversorgung darstellt. Als besondere Herausforderung 
erscheint die Aufgabe der politischen Verantwortungsträger, Entwicklungen im Zeitab-
lauf einzubauen, die bei der Planfestlegung noch nicht existiert haben, aber für ein Ge-
lingen der Energiewende notwendig sind. 
                                                 
 























der Rate von 
1 % auf 2 %
Heizwärme 
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Primärenergie  
- 80% bis 2050 
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Eine Zielerreichung auf allen Ebenen erscheint schwierig, da jede Form der Primärener-
gie- und Sekundärenergienutzung ihre spezifischen Stärken und Schwächen aufweist. 
Neben den genannten Zielen und Maßnahmen existieren Einflussfaktoren, die sich dem 
politischen Geltungsbereich entziehen. Dazu zählen beispielsweise internationale Märk-
te, deren Einfluss- und Wirkungsbereiche diejenigen der nationalen Verordnung über-
schreiten. Einfluss auf die Stromerzeugung finden zudem Entwicklungen im Bereich 
der Technologie, marktbeeinflussende Knappheiten und die Emissionspreise. 
Dem Tinbergen-Modell folgend besteht in der Wirtschaftspolitik ein Unterschied zwi-
schen Zielen und Instrumenten.1 Angewendet auf das Energiekonzept sind die beiden 
zentralen Ziele der Kernenergieausstieg und der Klimaschutz, der durch reduzierte 
Treibhausgasemissionen in der Energieversorgung realisiert werden soll. Die im Ener-
giekonzept weiterhin angegebenen Ziele für erneuerbare Energien und Energieeffizienz 
haben statt des Ziel- einen Instrumentencharakter. Das ist darauf begründet, dass sich 
ihr Einsatz direkt aus dem Klimaschutzziel ableitet. Als Instrumente dienen der ver-
mehrte Einsatz erneuerbarer Energien und eine verbesserte Energieeffizienz der Treib-
hausgasemissionsvermeidung. Konkret bedeutet das sowohl einen zunehmenden Ein-
satz der erneuerbaren Energien in der Stromerzeugung als auch eine effizientere Res-
sourcennutzung durch verbesserte Wirkungsgrade und einen reduzierten Verbrauch. 
Das Zusammenspiel beider Instrumente ermöglicht die Zielerreichung sinkender Treib-
hausgasemissionen. An diesem Beispiel wird deutlich, dass in der Zielformulierung 
Instrumente zu Zielen umgewandelt werden. Weiterführende alternative Instrumente 
werden durch die Ziel- und insbesondere die Instrumenteneingrenzung ausgeschlossen. 
Neben den deutschen wirken ebenso die europäischen Energieziele auf die Energiepoli-
tik in Deutschland ein.2 Nach Artikel 194 im Vertrag über die Arbeitsweise der Europä-
ischen Union (AEUV) sind die europäischen Energieziele:  
 Sicherstellung eines funktionierenden europäischen Energiemarktes,  
 Versorgungssicherheit innerhalb der EU, 
                                                 
 
1 Vgl. Haufler, A., Wirtschaftspolitik, 2009, S.7 f. 
2 Bundesministerium für Wirtschaft und Technologie, Wirtschaftspolitik, 2012, S. 45ff. 
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 Förderung von Energieeffizienz und von erneuerbaren Energien 
 sowie die Integration europäischer Energiemärkte u. a. durch die Interkonnekti-
on der Energienetze (Energiebinnenmarkt).1 
Im Vergleich zu den deutschen Energiezielen umfassen die europäischen ein breiteres 
Spektrum, da sie die Interessen nicht nur eines Staates, sondern von 28 Mitgliedsstaaten 
mit jeweils individuellen Versorgungsstrukturen und Energieträgermixen berücksichti-
gen.2 Ein Beispiel für entstehende Disruptionen ist das Thema der Dekarbonisierung des 
Energiesystems. Bis 2030 beabsichtigt die EU, die Kohlendioxidausstöße um 40 % ge-
genüber dem Referenzjahr 1990 zu reduzieren.3 Einige Länder favorisieren hierfür die 
Nutzung der Kernenergie als Handlungsoption – während in Deutschland der Ausstieg 
aus selbiger bis 2022 beschlossen ist. Herausforderungen und Chancen der europäischen 
Energieziele sind im Energiefahrplan 2050 festgehalten.4  
3.4 Begriffliche Einordnung der Energiewende im Stromsektor 
„Energiewende“ ist eines der deutschen Wörter, die in den englischen Wortschatz auf-
genommen wurden.5 Die wissenschaftliche Fundierung der Energiewende hat in den 
letzten Jahrzehnten stattgefunden. Viele Akteure, z. B. Bundesministerien, Verbände, 
Industrieunternehmen, Nichtregierungsorganisationen etc., mit unterschiedlichen Inte-
ressen haben dazu Konzepte und Entwicklungsbeiträge vorgelegt.6 Die begriffliche Ein-
ordnung greift die Priorisierung im energiepolitischen Dreieck auf. Das bedeutet, dass 
ein Wechsel im energiepolitischen Fokus von Wirtschaftlichkeit, Versorgungssicherheit 
und Umweltverträglichkeit immer eine Energiewende darstellt. Dieser Betrachtung fol-
gend hat es in der deutschen Energiepolitik bereits verschiedene Energiewenden gege-
                                                 
 
1 S. Artikel 194 Abs. 1 Vertrag über die Arbeitsweise der Europäischen Union. 
2 Vgl. Geden, O. et al., Energiemärkte, 2010, S. 6; vor dem Beitritt Kroatiens waren es zum damaligen 
Stand 27 EU-Mitgliedsstaaten. 
3 Vgl. Europäische Kommission, Emissionsreduktionen, 2014, S. 1. 
4 Weitere die europäischen Themen vertiefende Ausführungen finden sich bei Geden/Dröge, Integration 
der europäischen Energiemärkte, 2010 und Helm, D., The current situation and mid-term prospects for 
European electricity markets, 2013. 
5 Vgl. The Economist, Energiewende, 2012, S. 1ff.; vgl. Tagesanzeiger, Energiewende, 2014, S. 1; vgl. 
Hockenhos, P., Sprachforschung, 2014, S. 1. 
6 Vgl. Agora Energiewende, Stromverteilnetze, 2013, S. 12ff. 
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ben.1 Im Ergebnis wurde der Begriff Energiewende bereits in Verbindung mit verschie-
denen Interpretationen verwendet (vgl. Abb. 10).2 
 
Quelle: eigene Darstellung 
Die derzeitige Verwendung des Begriffs Energiewende im Stromsektor charakterisiert 
den gleichzeitigen Ausstieg aus der Kernenergie, die Integration erneuerbarer Energien 
in der Erzeugung, im Stromnetz und beim Verbraucher und ist ebenso um eine Fortent-
wicklung des europäischen Binnenmarkts bemüht. Dazu kommen Anknüpfungspunkte 
wirtschaftlicher Fragestellungen wie der Reduzierung der Kosten sowie einer Steuerung 
des Kapazitätsausbaus erneuerbarer Erzeugungsanlagen durch vorgegebene Ausbaukor-
ridore. Eine umfassendere Definition gibt Herrmann Scheer. Er formuliert die Energie-
wende als  
[…] einen Wechsel in den technologischen, organisatorischen, finanziellen und politi-
schen Anforderungen, […] die unweigerlich den technisch-physikalischen Gesetzmä-
ßigkeiten der Energiequelle entlang des gesamten Energieflusses vom Ort der Aneig-
nung bis zum Energiekonsumenten folgen.3 
Im Kontext des energiepolitischen Zieldreiecks bedeutet Energiewende eine Verände-
rung der Priorisierung, die durch die definierte Auswahl an Instrumenten und Techno-
logien Sichtbarkeit erlangt. Die derzeitige deutsche Energiewende entspricht dieser 
Auslegung, da ihre zentralen Merkmale der Kernenergieausstieg, das Fördern von er-
                                                 
 
1 Vgl. Westphal, K., Energiewende, 2012, S. 2. 
2 Vgl. Öko-Institut, Energieversorgung, 1982, S. 11f. 








































Abbildung 10: Zeitstrahl Begriffsverwendung Energiewende
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neuerbaren Energieträgern und die Energieeffizienz sind.1 Dies vollzieht sich auf allen 
drei Ebenen der Energienutzung: Mobilität, Wärme und Strom.2 Die bisherige Energie-
versorgung verändert sich fundamental von zentralen zu dezentralen Strukturen, das 
Stromsystem wechselt vom Einsatz von Schwungmassen hin zum Einsatz von Wechsel-
richtern.3 Diese Strukturveränderung löst das Prinzip „Rohstofftransport vor Strom-
transport“ ab.4 
Zudem ist eine Begriffsdifferenzierung in mediale, politische und technisch-
wirtschaftliche Dimensionen möglich. Die mediale Energiewende thematisiert Macht 
im Zusammenhang mit der Marktverdrängung konventioneller Energieträger durch stei-
gende Stromerzeugung erneuerbarer Energieträger. Die politische Energiewende wird 
als „beschleunigte“ Energiewende mit dem Ausstieg aus dem Ausstieg aus dem Kern-
energieausstieg bezeichnet. Schließlich beinhaltet die technisch-wirtschaftliche Ener-
giewende technische Restriktionen, da sich erneuerbare Energien in der Erzeugung viel-
fältig auf das Stromnetz und aufgrund der Preise auch auf den Endverbraucher auswir-
ken. 
 
                                                 
 
1 Vgl. Möst, D., System, 2013, S. 8f. 
2 Vgl. Goeke, B., Klimaschutz, 2013, S. 11. 
3 Vgl. Groschke M. et al,. Energiesystemmodelle, 2009, S. 14; vgl. Forum Netztechnik/Netzbetrieb, Her-
ausforderungen, 2011, S. 3. 
4 Vgl. Steger, U. et al., Netze, 2008, S. 65. 
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4 Empirische Analyse zur Erzeugungs- und Verbrauchslastentwick-
lung 
Das Energiekonzept beschreibt den Charakter des Stromnetzes als Plattform zur Integra-
tion der erneuerbaren Energien.1 Das Stromnetz als Übertragungs- und Verteilschnitt-
stelle muss somit auf Extremsituationen – sowohl auf der Erzeugungs- als auch auf der 
Verbrauchsseite – vorbereitet sein. Die empirische Analyse greift diesen Themenbereich 
auf und liefert Ergebnisse sowie eine Visualisierung zukünftiger Erzeugungslast- und 
Verbrauchslastsituationen2 in zeitlicher und räumlicher Dimension.3 
Der entscheidende Ausgangspunkt für die Erzeugungslastentwicklung der erneuerbaren 
Energien aus Netzbetreibersicht ist der Einspeisevorrang. Hierzu heißt es im EEG § 11 
Abnahme, Übertragung und Verteilung: 
Netzbetreiber müssen vorbehaltlich des § 14 den gesamten Strom aus erneuerbaren 
Energien oder aus Grubengas, der in einer Veräußerungsform nach § 20 Absatz 1 ver-
äußert wird, unverzüglich vorrangig physikalisch abnehmen, übertragen und verteilen.4 
Daraus erwächst die Tatsache, dass die Erzeugungsanlagenbetreiber eine Abnahmega-
rantie für ihren Strom aus erneuerbaren Energien erhalten und dadurch keinen Mengen-
risiken in ihrer Produktion ausgesetzt sind. Hinzu kommt, dass die Netzbetreiber durch 
§ 12 EEG verpflichtet werden, ihre Netzkapazität zu erweitern. Hierzu heißt es im EEG 
§ 12 Erweiterung der Netzkapazität: 
Netzbetreiber müssen auf Verlangen der Einspeisewilligen unverzüglich ihre Netze ent-
sprechend dem Stand der Technik optimieren, verstärken und ausbauen, um die Ab-
                                                 
 
1 Vgl. Bundesministerium für Wirtschaft und Energie/Bundesministerium für Umwelt, Naturschutz und 
Reaktorsicherheit, Energiekonzept, 2011, S. 21ff. 
2 Die Begriffe Last und Verbrauch werden in der Energiediskussion häufig synonym verwendet. Tatsäch-
lich verbergen sich dahinter zwei unterschiedliche Dinge. Die Last entspricht der zu einem bestimmten 
Zeitpunkt in Anspruch genommenen Leistung, unabhängig von der Lastflussrichtung. Gemessen wird 
diese Größe in Leistung je Zeiteinheit, z.B. kW/h. Sie bestimmt die Netzbetriebsmitteldimension und hat 
direkte Auswirkungen auf die Höhe der Investitionen in das Stromnetz. Der Verbrauch hingegen ist die 
Energiemenge, die über einen bestimmten Zeitraum in Anspruch genommen wird. Gemessen wird diese 
Größe in Arbeit, z.B. kWh. Beide Größen spielen für Messungs-, Abrechnungs- und Bilanzierungsprozes-
se eine wesentliche Rolle. 
3 Der Begriff der Last wird zu Analysezwecken in Erzeugungslast (Einspeiseleistung in das Stromnetz) 
und Verbrauchslast (Leistungsentnahme aus dem Stromnetz) unterschieden. 
4 § 11 EEG 2014. 
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nahme, Übertragung und Verteilung des Stroms aus erneuerbaren Energien oder Gru-
bengas sicherzustellen.1 
Im Ergebnis führen beide gesetzlichen Grundlagen dazu, dass die Erzeugungskapazität 
und die daraus resultierenden Strommengen zu betrachtende Zukunftsparameter für den 
Netzbetrieb sind. Die Netzbetreiber müssen auf die Anlagenbetreiber reagieren. Ent-
wicklungen in diesem Segment entziehen sich somit dem direkten Einflussbereich der 
Netzebene. Im Folgenden werden die Vorgehensweise, die verwendete Methodik und 
die Ergebnisse der empirischen Analyse näher erläutert.  
4.1 Vorgehensweise und Datenbasis 
Ausgangspunkt ist das Prüfen der Möglichkeiten eines Analysemodells. Hierfür sind 
das Analyseobjekt und das Analyseziel festzulegen, sowie die Identifikation der Input-
parameter und der Datenverfügbarkeit. Im vorliegenden Fall dienen extreme Erzeu-
gungs- und Verbrauchslastsituationen als Analyseobjekt. Das Analyseziel ist die Ausar-
beitung von asymmetrischen Erzeugungs- und Verbrauchssituationen, die einer Steue-
rung seitens des Netzbetreibers bedürfen. Die Inputparameter für Erzeugung und Ver-
brauch sind die jeweiligen Jahresmaximal- und Jahresminimal. Konkrete Fallbeispiele 
bilden das Fundament der empirischen Analyse und führen zu einer Diskussion der An-
reizkompatibilität im Regulierungsrahmen. Hier liegt das Verständnis zugrunde, dass 
gesetzte und unterlassene Anreize besagte asymmetrische Situationen hervorrufen. Da-
rauf aufbauend wird eine Analysestrategie ausgearbeitet, die die Konstruktion des Ana-
lysemodells bestimmt und selbiges abbildet. Im nächsten Schritt wurden empirische 
Analysen durchgeführt, die auf den Einspeisedaten, veröffentlicht von den Netzbetrei-
bern, im Zeitraum von 2010 bis 2014 basieren. Anschließend erfolgte eine Sensitivitäts-
betrachtung. Die Rückkopplung dieser Erkenntnisse floss iterativ in die Simulation mit 
ein. Basierend auf den finalen Ergebnissen wurden qualitative Aussagen zu zukünftigen 
Netzsituationen abgeleitet, die sich auf die Auswirkungen der Inputparameter zurück-
führen lassen. Eine Zusammenfassung der Ergebnisse und anschließende Auswahl für 
die Arbeit schließen den Prozess ab. Daraus resultiert eine qualitative Bewertung der 
Fallbeispiele. Abbildung 11 auf nachfolgender Seite illustriert die einzelnen Schritte der 
Vorgehensweise der empirischen Analyse.  
                                                 
 
1 § 12 EEG 2014. 
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Abbildung 11: Vorgehensweise bei der empirischen Analyse 
 
Quelle: eigene Darstellung 
Die verwendeten Daten bilden die Netz-, Wind- und PV-Einspeisung (Erzeugungslast) 
der vier ÜNB ab. Entsprechend der Gleichzeitigkeitsbedingung des Netzbetriebs, in der 
Erzeugung und Verbrauch jederzeit übereinstimmen müssen, wurde die Netzeinspei-
sung mit dem Verbrauchslastverlauf gleichgesetzt. Die Netzeinspeisung umfasst die 
gesamten direkten Einspeisungen an Verbundübergabestellen, von Erzeugungsanlagen 
und aus den nachgelagerten Verteilnetzen. Es handelt sich bei den Daten um Hochrech-
nungsistwerte der physikalischen Energieflüsse (Leistung) gemessen in MW.1 Diese 
Hochrechnungsistwerte stellen das arithmetische Mittel der gemessenen Leistungsmit-
telwerte innerhalb der betrachteten Viertelstunde dar.2 Der erste Wert wird für 00:15 
Uhr herausgegeben und ist in dem Zeitraum von 00:00 Uhr bis 00:15 Uhr gemessen 
worden. Die Daten wurden im CSV-Format veröffentlicht und nach zeitlicher Harmoni-
sierung mit der Software Microsoft Excel 2010 analysiert. Trotz der Tatsache, dass die 
Daten der ÜNB einen für das Netzgebiet repräsentativen Charakter haben, sind Werte 
                                                 
 
1 Vgl. Arbeitsgruppe Erneuerbare Energien-Statistik, Zeitreihen, 2015, S. 3. 
2 Vgl. 50Hertz Transmission GmbH, Viertelstündlicher Regelzonensaldo, 2014. 
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von Inselnetzen oder privaten Versorgern nicht enthalten. Eine valide Einschätzung, ob 
die fehlenden Daten einen signifikanten Einfluss auf die Ergebnisse hätten, kann auf-
grund des Umfangs dieser Arbeit nicht erbracht werden.1 
Die zum Zwecke der Extrapolation der Energiemengen im Leistungsbereich verwende-
ten Daten gehen auf Veröffentlichungen der Arbeitsgruppe Erneuerbare Energien-
Statistik (AGEE-Stat) (Stand Februar 2015) zurück. Es handelt sich um eine Arbeits-
gruppe des Bundesministeriums für Wirtschaft und Energie, die einen Katalog aus Zeit-
reihen zur Entwicklung der erneuerbaren Energien in Deutschland veröffentlicht. Die 
Datensammlung begann 1990 und wird seit Gründung der AGEE im Jahre 2004 jährlich 
aktualisiert. Der Datensatz enthält insbesondere für den Zeitraum vor 2004 Unsicherhei-
ten. So wurden fehlende Daten teilweise durch Extrapolation oder Schätzung ergänzt. 
Durch verbesserte Methoden oder neuere Berichtspflichten ist eine zukünftige Ände-
rung der Daten auch für bereits erhobene Jahre nicht ausgeschlossen. 
Im Ergebnis weisen die verwendeten Daten Unsicherheiten auf. Infolge der Validierung 
durch die verantwortlichen Institutionen bilden sie jedoch eine belastbare Analysebasis. 
4.2 Methodische Einordnung, Aufbau und Aggregationsebenen 
Mit Modellen wird im Allgemeinen das Ziel verfolgt, durch Vereinfachung eine kom-
plexe Wirklichkeit zu beschreiben und zu berechnen. Dabei wird zwischen Total- und 
Partialmodellen unterschieden.2 Das hier erarbeitete Modell ist ein Partialmodell und 
beinhaltet einen vereinfachten Ausschnitt der Tageserzeugungslastsituation der erneuer-
baren Stromerzeugung durch Wind- und PV-Anlagen in Deutschland in Verbindung mit 
der Verbrauchslast sowie deren jeweiligen Entwicklungen. Als Methode liegt ein de-
terministisches Beschreibungsmodell zugrunde. Das bedeutet, dass die als Input ver-
wendeten Daten maßgeblichen Einfluss auf das Ergebnis haben. Unter Hinzuziehung 
der getroffenen Annahmen bestimmen Tageserzeugungs- und Verbrauchslast den Out-
put der Berechnung und schränken den Lösungsraum ein. Im Gegensatz dazu steht ein 
probalistisches Modell, das eine stochastische Verbindung zu den Daten einnimmt. Des 
                                                 
 
1 Vgl. 50Hertz Transmission GmbH, Netzeinspeisung, 2014. 
2 Vgl. Balzer, W., Modelle, 1982, S. 44f. 
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Weiteren werden im Modell Szenarien erfasst, die eine Prognose der langfristigen poli-
tischen und gesamtgesellschaftlichen Entwicklungen erlauben.1 
Der Ausgangspunkt einer vollständigen Integration von erneuerbaren Energien erfordert 
ein Stromnetz, das auf Extremsituationen vorbereitet ist. Insofern stellen die als maß-
geblich betrachteten Extremfälle eine besondere Herausforderung dar. Eine Konstrukti-
on dieser Fälle erscheint trotz ihrer anzunehmenden geringen Eintrittswahrscheinlich-
keit für eine Einschätzung zukünftiger Entwicklungen plausibel und relevant. Hier 
knüpft die empirische Analyse an und gliedert sich in ihrem Aufbau in drei Teile. Der 
erste Teil umfasst das Herausarbeiten der Extremsituationen – sowohl bei der Einspei-
sung fluktuierender erneuerbarer Energien als auch auf der Verbrauchsseite. Zunächst 
wurden dazu die Daten der fluktuierenden Einspeisung von Wind und PV und des Last-
verlaufs recherchiert, zusammengetragen und formatiert. In einem weiteren Schritt wur-
den diese nach einem vorher definierten Schema analysiert. Es besteht aus Extremwer-
ten der Erzeugungs- und Verbrauchslast für einzelne Tage im Jahresverlauf. Die Grund-
lage bildeten die maximalen bzw. minimalen Werte innerhalb eines Jahres. Diese Ext-
remwerte wurden zu charakteristischen Einspeisetagen zusammengefasst. Die nachfol-
gende Tabelle 4 stellt die Extremfallmatrix dar. 
Tabelle 4: Extremfallmatrix für Erzeugungs- und Verbrauchslast 
Verbrauchslast Erzeugungslast Verbrauchslast 
 
Starklast 
Stark Wind / 
Schwach PV 




Schwach Wind / 
Schwach PV 
Schwach Wind / 
Stark PV 
Quelle: eigene Darstellung 
Der zweite Teil simuliert die Entwicklung der Extremsituationen in der Zukunft. Die 
Grundlage dafür bilden verschiedene Annahmen und Szenarien, wie beispielsweise eine 
Weiterentwicklung der Einspeisesituationen aufgrund des geplanten Ausbaus erneuer-
barer Energien gemäß der EEG-Reform vom 1. August 2014. Die Auswertung der Teil-
                                                 
 
1 Vgl. Horváth, P., Controlling, 2009, S. 353ff. 
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untersuchung umfasst eine grafische Illustration ausgewählter Erzeugungslast- und 
Verbrauchslastsituationen und beschreibt die Perspektiven der Erzeuger und der Netz-
betreiber. Die Darstellung daraus abgeleiteter Ergebnisse schließt die Betrachtung ab. 
Die Anzahl der Ergebnisse ist zu groß für eine ausführliche Diskussion aller Ergebnisse. 
Für ein Betrachtungsobjekt (ausgewählte Ebene) ergeben die acht Extremfälle in den 
drei Szenarien zu den gewählten Zeitpunkten alleinig 72 Ergebnisse. Im dritten Teil 
erfolgt eine vertiefende Untersuchung zweier Teilaspekte in Form einer Sensitivitäts-
analyse. Den Abschluss bildet auch hier eine Bewertung der Ergebnisse. Abbildung 12 
fasst den Aufbau des Analysemodells zusammen.  
Abbildung 12: Aufbau empirisches Analysemodell  
 
Quelle: eigene Darstellung 
Die Analyse liefert Ergebnisse auf zwei unterschiedlichen Aggregationsebenen. Zu-
nächst wurden die Daten der vier ÜNB als Analyseobjekt gesammelt, ausgewertet und 
auf eine gesamtdeutsche Ebene aggregiert. Im Anschluss wurden Auswertungen zu den 
Themen räumliche Verteilung der installierten Kapazität der EE sowie dem Anteil EE-
Stromerzeugung am Letztverbraucherabsatz anhand regionaler Fallbeispiele vorge-
nommen. Im Ergebnis ermöglichen die verschiedenen Ebenen das Nachvollziehen von 
Argumenten und Aussagen zur Einspeisesituation und deren Auswirkungen im entspre-
chenden Netzgebiet. Die Abbildung 13 auf der nachfolgenden Seite fasst die Ebenen der 
Betrachtung zusammen.  
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Abbildung 13: Aggregationsebenen der Betrachtung 
 
Quelle: eigene Darstellung 
4.3 Annahmen und Zeitdimension der Szenarien 
Die hier zugrundeliegenden Annahmen lassen sich unterscheiden in allgemeine das Um-
feld beschreibende und spezifische Annahmen, die einzelne Szenarien abgrenzen. Die 
erste allgemeine Annahme ist, dass die Wetterentwicklung nicht als dynamische Kom-
ponente in das Modell aufgenommen ist. Diese Annahme dient der Vereinfachung und 
schließt wetterabhängige Entwicklungen aus der Analyse aus. Zweifelsohne haben Pa-
rameter wie beispielsweise die Windgeschwindigkeit eine Auswirkung auf die Wind-
strommenge. Auf eine vertiefende Betrachtung solcher Einflussfaktoren und Zusam-
menhänge wird an dieser Stelle verzichtet; sie bieten aber weitergehendes Forschungs-
potenzial. Die zweite allgemeine Annahme ist, dass Vertrauensschutz für die Regulie-
rung besteht und rückwirkend nicht in das Marktgeschehen und die rechtlichen Rah-
menbedingungen eingegriffen wird. Dies betrifft insbesondere die finanzielle Ebene der 
vereinbarten Vergütungszusagen und -systeme. Im Ergebnis festigt diese Annahme die 
Grundlage der vorhandenen Daten. Die bisherige und die zukünftige Erzeugungsleis-
tung bleiben für die Dauer der EEG-Förderung im Erzeugungsbetrieb und speisen den 
Strom ins öffentliche Netz ein. Darüber hinaus wird zugrunde gelegt, dass die installier-
te Leistung nach Ablauf der EEG-Förderung im System erhalten bleibt. Eine Simulie-
rung des Ausscheidens der Anlagen nach Ablauf der – in der Regel 20-jährigen – För-
derungsdauer wird damit ausgeschlossen. Die Frage nach der Anschlussförderung stellt 
einen weiteren Forschungsbedarf dar, der in dieser Arbeit nicht behandelt wird. Die 
2. Aggregationsebene - regionale Fallbeispiele
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dritte allgemeine Annahme ist, dass die erneuerbaren Stromerzeugungsanlagen voll-
ständig in das Versorgungssystem integriert werden und der weitere Einsatz von Kraft-
werken und Speichern marktgetrieben ohne zusätzliche regulatorische Anreize erfolgt. 
Es wird demgemäß in der Analyse davon ausgegangen, dass ein funktionierender steu-
erbarer Kraftwerkspark existiert, der die Anforderungen an die benötigte Flexibilität bei 
der Erhöhung und Verringerung der Stromerzeugung bewerkstelligt und zukünftige 
Erzeugungsspitzen in den Stromverbrauch integriert. 
Ein weiterer Aspekt, der die Annahmen und Szenarien charakterisiert, ist die Zeitdi-
mension. Als Anknüpfungspunkt dient die Nutzungsdauer der Wirtschaftsgüter im 
Netzbetrieb. Sie ist eine Indikation für die Zeiträume, die Netzbetreiber – mit bis zu 40 
Jahren wirtschaftlicher und technischer Nutzungsdauer – zu überblicken haben. Der hier 
gewählte Zeithorizont umfasst rückblickend die Jahre 2010 bis einschließlich 2014 so-
wie vorausblickend die Wegmarken 2025, 2035 und 2050. 
4.3.1 Szenarien Über- und Untererfüllung Ausbaukorridor EEG 2014 
Als Basisszenario wird in dieser Dissertation der Ausbaukorridor für erneuerbare 
Stromerzeugungsanlagen gemäß EEG 2014 verwendet.1 Der Grund hierfür ist zum ei-
nen die politische und rechtliche Relevanz dieses Entwicklungspfades für die gesamte 
Branche und Wertschöpfung. Zum anderen konkretisiert der Ausbaukorridor die Ziele 
aus dem Energiekonzept für einzelne Erzeugungstechnologien. Dies bedeutet für die 
einzelnen Technologien differenzierte Ausbauvorgaben. Sie werden in den nachfolgen-
den Unterpunkten näher erläutert und in Verbindung mit den Szenarien konkret aufge-
zeigt. 
Die Relevanz eines über- oder untererfüllten Ausbaus der EE im Rahmen des EEG 2014 
wird durch reale Zahlen belegt. So ist 2014 beispielsweise beim Ausbau der Windener-
gie mit 4,4 GW ein neuer Jahresrekordwert im Zubau an installierter Leistung erreicht 
worden.2 Darüber hinaus ist der vorgegebene Ausbaukorridor für 2014 um 1 GW über-
                                                 
 
1 Die EEG Novelle 2016 wurde am 8. Juni als Gesetzentwurf vom Bundeskabinett verabschiedet. Zum 
Zeitpunkt der Fertigstellung der Arbeit war das Gesetzgebungsverfahren noch nicht abgeschlossen.  
2 Der Nettozubau betrug im Jahr 2014 4.385,91 MW; s. Deutsche WindGuard, Windenergie, 2014, S. 1. 
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schritten worden. Im Ergebnis wird in diesem Szenario eine 10 %ige Übererfüllung 
zugrunde gelegt.1 
Im Untererfüllungsszenario werden die Ausbauziele für EE nicht erreicht. Dahinter ver-
birgt sich die Annahme, dass es zu gewissen Wendepunkten in dem betrachteten Zeitab-
lauf kommen kann. Als Folge verändern sich die Rahmenbedingungen im Erzeugungs-
markt und zunächst vorgesehene Ausbauziele werden verfehlt. Beispiele hierfür sind ein 
verzögerter Netzausbau, der den Transport und Anschluss der EE verringert, oder eine 
fehlende Akzeptanz in der Bevölkerung für den Ausbau der EE-Erzeugung. Im Ergebnis 
wird in diesem Szenario eine 10 %ige Untererfüllung angenommen. 
4.3.2 Entwicklung der installierten Leistung der EE  
Wie stellt sich rückblickend die Entwicklung der erneuerbaren Erzeugungskapazitäten 
dar? Seit 2008 kam es zu einer signifikanten Steigerung der Erzeugungskapazitäten, 
insbesondere im Bereich der Photovoltaik. Hier wurden zwischen 2008 und 2013  
30 GW an Erzeugungskapazität zugebaut. Im Bereich Wind kam es zu einer stetigen 
Steigerung, während die Entwicklung im Bereich Wasserkraft, Biogas und Sonstige2 
stagnierte. Insgesamt verdoppelten sich die installierten Kapazitäten zwischen 2008 und 
2013 (vgl. Abb. 15). 
  
                                                 
 
1 Die 1-GW-Überschreitung errechnet sich aus der Differenz des Zubaus von 4,4 GW und 3,4 GW maxi-
maler Zubaupfad (2,6 GW für Windenergie an Land und 0,8 GW für Windenergie auf See). 
2 Sonstige umfasst biogene Festbrennstoffe, biogene flüssige Brennstoffe, Biogas, Klärgas, Deponiegas, 
den biogenen Anteil des Abfalls und Geothermie. 
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Abbildung 14: Installierte Leistung erneuerbarer Energien 
 
Quelle: AGEE, Zeitreihen, 2015. 
Die Planungen sehen für die Zukunft einen weiteren Ausbau vor. Dazu wird ein Anteil 
der EE am Bruttostromverbrauch von mindestens 35 % bis 2020, mindestens 50 % bis 
2030 sowie mindestens 80 % bis 2050 angestrebt (siehe Anlage I). Die nachfolgende 
Abbildung 15 zeigt die zweiseitige Herausforderung bei der konventionellen und rege-
nerativen Erzeugerkapazität auf. Die drei Balken veranschaulichen von unten nach oben 
die Annahmen im Szenariorahmen des Netzentwicklungsplans in 2011, 2023 und 2033. 
Zum einen ist zu erkennen, dass die weiterhin benötigte Kapazität an steuerbarer (kon-
ventioneller) Kraftwerkskapazität von 99,4 GW im Jahr 2011 nur auf 87,3 GW im Jahr 
2033 reduziert wird. Das bedeutet, dass ein Marktdesign gefunden werden muss, wel-
ches Anreize für diese benötigte installierte Kapazität hergibt. Zum anderen wird er-
sichtlich, dass sich der regenerative Zubau von 2011 mit 65,2 GW zu 173,2 GW im Jahr 
2033 nahezu verdreifacht. Die Konsequenz daraus ist eine sich weiter erhöhende Infra-
strukturintensität der deutschen Stromversorgung. Ebenso entsteht die Notwendigkeit, 
anreizkompatible Rahmenbedingungen für die Marktakteure zu schaffen, um den ge-
planten Zubau und die effiziente Integration in das Versorgungssystem zu realisieren. 
  
2000 2001 2002 2003 2004 2005 2006 2007 2008 2009 2010 2011 2012 2013 2014
Sonstige 1 1 2 2 3 3 3 4 4 4 5 4 5 4 3
Biogas 0 0 0 0 0 1 1 1 1 2 2 3 3 4 4
Photovoltaik 0 0 0 0 1 2 3 4 6 11 18 25 33 36 38
Windenergie auf See 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1
Windenergie an Land 6 9 12 15 17 18 21 22 24 26 27 29 31 34 38


















Abbildung 15: Entwicklung installierter Erzeugungskapazität 
 
Quelle: 50Hertz Transmission GmbH et al., Netzentwicklungsplan Strom, 2013, S. 35. 
Die EEG-Reform 2014 hat dem Umbau auf der Erzeugungsseite eine Struktur verliehen, 
auf die sich nachgelagerte Wertschöpfungsstufen und ihre Akteure einstellen können. 
Die Verantwortlichen wollen eine planungssichere Basis und ein kontrollierbares 
Wachstum der installierten Leistung erneuerbarer Stromerzeugungsanlagen bewirken. 
Konkret wurden in der EEG-Reform 2014 technologiespezifische Ausbauziele für die 
einzelnen erneuerbaren Erzeugungstechnologien aufgenommen (vgl. Tab. 5). In der 
letzten Spalte ist die gesetzlich gekoppelte Ausgestaltung der Einspeisevergütung ange-
führt. 
Tabelle 5: Technologiespezifische Ausbauziele gemäß EEG 2014 
Erzeugungstechnologie Ausbaupfad Ausgestaltung  
Einspeisevergütung 
Windenergie an Land 2.400 – 2.600 MW 
netto p.a. 
Senkung 0,4 % ab 2016 jeweilig zum 
Quartal, aber Sockelvergütung von 
4,95 ct/kWh 
Windenergie auf See 6.500 MW 2020, 
15.000 MW 2030 
kontinuierliche Absenkung der Ein-
speisevergütung, aber Sockelvergü-











Erneuerbare Erzeugung Konventionelle Erzeugung GW
Lastentwicklung (Stark- und Schwachlast)
erneuerbare Erzeugung konventionelle Erzeugung
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Erzeugungstechnologie Ausbaupfad Ausgestaltung  
Einspeisevergütung 
solare Strahlungsenergie 2.500 MW brutto 
p.a. 
Ende der Einspeisevergütung bei  
52 GWel installierter Leistung 
Biomasse 100 MW brutto p.a. Senkung 0,5 % ab 2016 jeweilig zum 
Quartal 
Quelle: EEG 2014 
Hervorzuheben sind die Begrenzung der Biomasse auf 100 MW Zubau pro Jahr und das 
Ende der Förderung der solaren Strahlungsenergie bei Erreichen des Ausbauziels von 
52 GWel. Der größte Teil des Zubaus wird durch die Windenergie an Land und auf See 
mit in Summe 3,4 GW jährlich bis 2030 geplant. 
Auf dieser Grundlage ist die Entwicklung der installierten Leistung für die gesamten 
erneuerbaren Energien abgetragen und mit den prozentualen Annahmen der Szenarien 
berechnet. Abbildung 16 auf der nachfolgenden Seite zeigt die Entwicklungspfade der 
installierten Leistung in GWel. 
Abbildung 16: Installierte Leistung erneuerbare Energien im Szenariorahmen 
 
















4.3.3 Entwicklung der Verbrauchslast 
Die Verbrauchslast in Deutschland ist der zweite Bereich der Szenarienbetrachtung. Im 
Energiekonzept findet sich keine konkrete Aussage zur Entwicklung der Verbrauchslast. 
Es wird ein geringerer Bruttostromverbrauch aufgeführt, der im Zeitraum 2030 bis 2050 
um 25 % gegenüber 2008 abnimmt. Auswirkungen auf die Schwach- und Starkver-
brauchslast und somit auf die Extremfälle sind nicht aufgeführt. Die Relevanz der Be-
trachtung der Verbrauchslast entsteht durch die benötigte gesicherte Erzeugungsleis-
tung. Beim derzeitigen Niveau der Versorgungsicherheit bedeutet dies, dass die Jahres-
verbrauchshöchstlast mit gesicherter Leistung gedeckt sein muss.1 
Die Szenarien für die Verbrauchslast sind analog zu den Erzeugungsszenarien aufge-
baut. Es gibt eine stagnierende, steigende und sinkende Verbrauchslast, die sich propor-
tional auf die Schwach- und Starklastwerte auswirken. Die drei Szenarien erhalten ihre 
Relevanz aus der nicht vorhersehbaren Entwicklung der Verbrauchslast. Ein Beispiel ist 
die Elektromobilität. Sollte diese sich in größerem Umfang durchsetzen, ist mit verän-
derten Lastflüssen zu rechnen, die gleichermaßen die Stark- und Schwachlastwerte so-
wohl steigernd als auch senkend beeinflussen könnten. Die verwendeten Zahlen basie-
ren auf den Jahresberichten der Übertragungsnetzbetreiber und sind im Szenario Stark- 
und Schwachlast stagnierend unverändert fortgeschrieben. Für die steigende und sin-
kende Variante ist jeweils eine jährliche Veränderungsrate von 0,1 GW eingesetzt. Die-
ser Wert ist ab 2015 bis einschließlich 2050 in das Modell eingerechnet (vgl. Abb. 18). 
  
                                                 
 
1 Vgl. Deutsche Energie-Agentur, Netzplanung, 2008, S. 16 f. 
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Abbildung 17: Entwicklung der Verbrauchslastextreme im Szenariorahmen 
 
Quelle: eigene Darstellung, Historische Daten ÜNB, Szenarien eigene Berechnungen 
4.4 Ausgewählte Ergebnisdarstellung zur zeitlichen Verteilung von Ein-
speisung und Verbrauch 
Der Tatsache folgend, dass Netzbetreiber ihre Netze auf Extremsituationen vorbereiten, 
sind die beiden überlagerten Extremsituationen starke Wind- und PV-Einspeisung und 
schwache Verbrauchslast sowie schwache Wind- und PV-Einspeisung und starke Ver-
brauchslast aufgearbeitet. Dies berücksichtigt ein mögliches Zusammentreffen der Ein-
speise- und Lastsituationen. 
4.4.1 Fallbeispiel: Starke Wind- und PV-Einspeisung und schwache Verbrauchs-
last 
Ausgangssituation Netzbetreiber: 
Dieses Fallbeispiel ist konstruiert aus der gemeinsamen maximalen Einspeisung von 
Wind- und PV-Anlagen und der minimal abgerufenen Verbrauchslast für die Jahre 
2010, 2012 und 2014. Gemäß EnWG und EEG sind die Netzbetreiber verpflichtet, die 
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hohe Einspeisung realisiert werden kann.1 Die Gesamtkleinlast stellt einen Richtwert für 
die Netzbetreiber dar. Sie gibt Orientierung für belastungsschwache Zeiten, die z. B. 
zum Durchführen von Instandhaltungsmaßnahmen genutzt werden. 
Ausgangssituation Erzeuger: 
Ausgewählt wurde der Tag innerhalb eines Jahres, an dem die kumulierte Einspeisung 
der beiden Energieträger den maximalen Wert erreicht. Dies kann zur Folge haben, dass 
es einzelne Tage gibt, an denen der jeweilige Energieträger alleinig mehr eingespeist 
hat. Von Interesse ist jedoch die gemeinsame maximale Einspeisung. Sie kann bei einer 
bestimmten Versorgungssituation (abhängig von Wetter, Last und Wochentag) gleich 
oder höher als der Verbrauch sein. Hierdurch können in Simulationen Zeitpunkte eines 
verbrauchslastdeckenden Dargebots herausgearbeitet sowie das Potenzial von Überspei-
sungssituationen abgeschätzt werden. 
Die auf der nächsten Seite stehende Abbildung 18 zeigt das Analyseergebnis exempla-
risch für 2010, 2012 und 2014. Die Diagramme sind zweiteilig aufgebaut. Im oberen 
Diagrammbereich ist der Einspeisegang von Wind und PV abgetragen. Im unteren Dia-
grammbereich sind der aggregierte maximale Einspeisegang von Wind und PV zusam-
men mit der Gesamtkleinlast abgebildet. Wären somit die maximale Einspeisung und 
die minimale Last zusammengefallen, hätte es seit 2012 jährlich Zeitpunkte gegeben, an 
denen zwischen 10:15 Uhr und 17:00 Uhr bilanziell eine Stromversorgung alleinig aus 
Wind-und PV-Einspeisung ausgereicht hätte. Für 2014 hätten im Einspeisemaximum 
um 13:00 Uhr 50.494 MW Erzeugungslast alleinig aus Wind- und PV-Anlagen 41.321 
MW Verbrauchslast – aus der Netzeinspeisung zurückgerechnet (siehe Punkt. 4.1) –
gegenübergestanden. Im Ergebnis zeigt dieses Fallbeispiel die Versorgungsmöglichkei-
ten alleinig durch die Einspeisung von Wind und PV, aber auch die Herausforderungen, 
die aus den Strommengen der Überschusserzeugung in der zukünftigen Versorgung 
erwachsen. 
  
                                                 
 
1 S. § 11 Abs. 1 EnWG; § 8 und 12 EEG 2014. 
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Abbildung 18: Ergebnisbeispiel „Starke Einspeisung und schwache Verbrauchslast“ 
 
Quelle: eigene Darstellung, Daten ÜNB 2010-2014 
Unter Berücksichtigung der beschriebenen Szenarien wächst die Einspeisung in den 
kommenden Jahren kontinuierlich weiter. Bereits 2025 wird im Szenario „Erzeugung 
EEG 2014 und sinkende Last bei Zusammentreffen der maximalen Einspeisung und der 
minimalen Last“ für 24 Stunden der Strombedarf gedeckt. In der weiteren Entwicklung 
für 2035 und 2050 steigt diese Übererzeugung bis auf das Verhältnis von gerundet 1:3 
an. 2050 würde in dem genannten Szenario neben der kompletten Versorgung zusätzlich 
die doppelte Menge an Strom produziert. Die nachfolgende Abbildung 19 bildet die 




Abbildung 19: Ergebnisbeispiel „Starke Einspeisung und schwache Verbrauchslast“ im Szenario 
EEG 2014 und sinkende Netzlast 
 
Quelle: eigene Darstellung 
Abgeleitete Ergebnisse / Thesen aus dem Beispiel  
Das zeitliche Auseinanderfallen der Erzeugungs- und Verbrauchslast bleibt ein bestim-
mendes Thema in der Energiewende. Auf gesamtdeutscher Ebene kommt es im Aus-
bauszenario EEG 2014 erstmals zwischen 2020 und 2025 bei maximaler Einspeisung 
von Wind- und PV-Anlagen alleinig durch diese Energieträger zur vollständigen De-
ckung der abgerufenen Last. Für lokale Netzgebiete kann angenommen werden, dass 
diese Situation bereits vorhanden ist. 
Eine derartige Einspeisesituation muss seitens der Netzbetreiber beherrscht werden. 
Infolgedessen wird die Netzplanungsgrundlage der Anschluss- und Transportkapazitä-
ten mit maximaler Lastbewältigung durch den Aspekt maximale Übertragungsfähigkeit 
ergänzt. Dies betrifft als Investitionsobjekt insbesondere die Umspannwerke der Netz-
gebiete, die überschüssigen Strom abtransportieren und bidirektionale Leistungsflüsse 
bewältigen müssen. Hier ist das Verhältnis der Spitzenleistung der installierten erneuer-
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baren Erzeugungstechnologien Wind und PV sowie der installierten Trafoleistung für 
die anschließende Trafostation als neues Planungskriterium zu nennen.1 
Im Ergebnis stellen die Einspeisesituationen und das Einspeisemaximum mittel- bis 
langfristig bei einem entsprechend steuerbaren Reservekraftwerkspark eine beherrsch-
bare Situation dar. Dies liegt im vorhersehbaren Zeitraum der Einspeisung aus PV-
Anlagen begründet. Weiterhin wird durch die Prognose der Wind- und PV-Anlagen die 
Übertragungs- und Verteilplanung beim Netzbetreiber vorbereitet. Aus Systemsicht sind 
die Fragen des Umgangs mit starken Prognoseabweichungen, Erzeugungsüberschüssen 
und gesicherter Erzeugungskapazität wichtig. Ferner steigt der Systemdienstleistungs-
bedarf. Bisher liegt diese Verantwortung beim ÜNB. Allerdings könnte in Zukunft eine 
Veränderung notwendig werden. 
4.4.2 Fallbeispiel: Schwache Wind- und PV-Einspeisung und starke Verbrauchs-
last 
Ausgangssituation Netzbetreiber: 
Dieses Fallbeispiel besteht aus der gemeinsamen minimalen Erzeugungslast von Wind- 
und PV-Anlagen und der maximalen abgerufenen Verbrauchslast für die Jahre 2010, 
2012 und 2014. Die maximale Verbrauchslast stellt eine wichtige Kennzahl für die 
Netzbetreiber dar. Sie zeigt die höchste Auslastung der Netzbetriebsmittel in Netzgebie-
ten unter Ausschluss möglicher dezentraler Erzeugung. Gleichwohl kann es in Netzge-
bieten mit schwacher Verbrauchslast vorkommen, dass der Maximalfall der Auslastung 
einer Netzebene nicht durch den Verbrauch, sondern durch die Wind- oder PV-
Einspeisung hervorgerufen wird. Aus dem Fallbeispiel erwächst die Verpflichtung, auch 
für die Tage und Versorgungssituationen mit minimaler Einspeisung aus Wind- und 
PV-Anlagen eine Stromversorgung sicherzustellen.2 Dazu bedarf es ausreichend steuer-
barer Erzeugungskapazität. Im Ergebnis bedeuten diese Versorgungsituationen für die 
Netzbetreiber eine temporäre Rückkehr zum bisherigen Versorgungsparadigma. 
 
                                                 
 
1 Vgl. Klauser, D., Wetterdaten, 2015, S. 3. 




Dem Fallbeispiel liegt der jeweilige Tag eines Jahres zugrunde, an dem die kumulierte 
Erzeugungslast der beiden Energieträger Wind und solare Strahlungsenergie den mini-
malen Wert erreicht. Auf dieser Grundlage ist die maximale Residuallast errechnet und 
dient wiederum als Basis zur Abschätzung der benötigten gesicherten Erzeugungskapa-
zität.1 
Die nachfolgende Abbildung 20 gleicht in ihrer Systematik der Abbildung 19 und stellt 
die Analyseergebnisse für dieses Fallbeispiel dar. 
Abbildung 20: Ergebnisbeispiel „Schwache Einspeisung und starke Verbrauchslast“ 
 
Quelle: eigene Darstellung 
Die nachfolgende Abbildung 21 zeigt die Ergebnisse für 2025, 2035 und 2050 auf, die 
dem Fallbeispiel entsprechen. Der Aufbau der Diagramme ist analog zu Abbildung 20. 
 
 
                                                 
 
1 Residuallast ist die Differenz zwischen Verbrauchslast und der Einspeisung aus erneuerbaren Energien. 
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Abbildung 21: Ergebnisbeispiel „Schwache Einspeisung und starke Verbrauchslast“ im Szenario 
EEG 2014 und konstante Last 
 
Quelle: eigene Darstellung 
Abgeleitete Ergebnisse / Thesen aus dem Beispiel 
Für den Zeitraum von 2010 bis 2014 hat es für diese Fallbeispiele keine ausreichende, 
ganztägige Stromversorgung allein aus Wind- und PV-Einspeisung gegeben. Die Simu-
lation zeigt, dass für die Jahre 2025, 2035 und 2050 eine Versorgung an minimalen Ein-
speisetagen alleinig aus Wind- und solarer Strahlungsenergie ebenfalls nicht genügt, um 
die Nachfrage zu decken. 2050 würde ein größerer Anteil an Einspeisung im minimalen 
Einspeisefall erfolgen. Das bedeutet, die Einspeisung aus Wind- und PV-Anlagen wür-
de nicht zur Netzlastdeckung ausreichen und lediglich eine ergänzende Rolle überneh-
men. 
Das Problem der eingeschränkten Benutzungsstunden von Wind- und PV-Anlagen 
bleibt somit weiterhin bestehen, da die Charakteristika der Energieträger und deren Ein-
speisung vorhanden bleiben. Durch den Ausbau erhöht sich im Zeitablauf die minimale 
Einspeisung. Unter den hier getroffen Prämissen wird es auch im Jahr 2050 Tage geben, 




Die Absicherung der Netzreserve bleibt folglich eine bestimmende Systemkomponente 
für die Netzbetreiber. Theoretische Möglichkeiten zur Lösung der Problematik bieten 
der Speichereinsatz und die Vorhaltung ausreichend steuerbarer Kraftwerkskapazitäten. 
Diese Aspekte sind Teil der konkreten Auswirkungen der Energiewende und der Ent-
wicklung der erneuerbaren Energien auf die Stromverteilnetze. Sie werden im Kapitel 5 
betrachtet. 
4.5 Ausgewählte Ergebnisdarstellung zur räumlichen Verteilung der in-
stallierten Erzeugungskapazität 
Die räumliche Verteilung der installierten erneuerbaren Energien in Deutschland ist 
unterschiedlich. Dieser Untersuchungsgegenstand ist bereits umfangreich erforscht 
(siehe Ausführungen Punkt 5.6.3). Eine aufschlussreiche Einteilung ist in urbane und 
ländliche VNB möglich. Urbane VNB weisen demnach eine größere Lastdichte aus. Die 
versorgte Fläche ist kleiner und beinhaltet proportional mehr Entnahmestellen. 
Ländliche VNB hingegen weisen weniger Netzpunkte je versorgter Flächeneinheit auf. 
Infolgedessen ist die Verbrauchslast geringer. 
4.5.1 Fallbeispiel: Erneuerbare Erzeugungsleistung 
Die nachfolgend aufgearbeiteten Daten aus dem EEG-Anlagendatenstamm zeigen, dass 
knapp 75 % aller EEG-Erzeugungskapazität bei 15 Flächenverteilnetzbetreibern 
installiert ist. Im Gegensatz dazu sind bei den VNB der 14 größten Städte in 
Deutschland 1 % der EEG-Erzeugungskapazität installiert. Dies zeigt, dass die 
Flächenverteilnetzbetreiber mit deutlich mehr Einspeisung aus EE-Anlagen konfrontiert 
sind. Die Folge ist ein höherer Bedarf an Netzausbau und Netzoptimierung. Die 
nachfolgende Abbildung 22 präsentiert zunächst die urbanen VNB. Diese wurde mittels 
der Einwohnerzahlen der 14 größten deutschen Städte zusammengestellt. Die hier 
angezeigte Reihenfolge entspricht jedoch nicht der Einwohnerzahl, sondern der 
installierten EE-Leistung in GW zum Zeitpunkt 31.12.2013. Hierbei verzeichnet die 
Firma Stromnetz Hamburg mit 0,143 GW die höchste installierte Leistung. Auf der 
Sekundärachse sind die Anteile kumuliert in Prozent im Vergleich zur gesamt 
installierten Leistung abgetragen. Diese Statistik wird durch die Linie im Bild grafisch 




Abbildung 22: Verteilung der installierten Leistung erneuerbarer Energien bei urbanen VNB 
 
Quelle: eigene Darstellung; 50Hertz Transmission GmbH, Amprion, Tennet TSO und TransNet BW, An-
lagestammdaten, Stand 2014 
Die Abbildung 23 „Verteilung der installierten Leistung bei ländlichen Verteilnetzbe-
treibern“ auf der nachfolgenden Seite wurde aufgrund der Menge an installierter Leis-
tung zusammengestellt. Sie enthält die 16 VNB mit der jeweils größten installierten 
Leistung an EE-Anlagen. Grundlage der Auswahl ist, die große Spannbreite zwischen 
den installierten Leistungen aufzuzeigen. So ist die Firma Westnetz mit 8,579 GW in-
stallierter EE-Leistung im Vergleich zu der Firma Westfalen Weser Netz, die 0,03 GW 
installierter Leistung aufweist, um ein Vielfaches höher mit der Einspeisung aus EE-
Anlagen konfrontiert. Der Verlauf der Linie zeigt, dass bereits bei den ersten fünf länd-
lichen VNB: Westnetz, E.DIS, Mitnetz Strom, Bayernwerk und Schleswig-Holstein 
























































Abbildung 23: Verteilung der installierten Leistung erneuerbarer Energien bei ländlichen VNB 
 
Quelle: eigene Darstellung; 50Hertz Transmission GmbH, Amprion, Tennet TSO und TransNet BW, An-
lagestammdaten, Stand 2014 
Für die Bewältigung der installierten Leistung aus erneuerbaren Energien ergibt sich 
eine räumliche Asymmetrie. In ländlichen Versorgungsgebieten mit einer niedrigeren 
Lastdichte finden sich, aufgrund der weniger stark ausgeprägten Flächenrestriktionen, 
größere Mengen an installierter Leistung. Der logische Schluss ist, dass es in diesen 
Regionen zu einem Energieüberschuss kommen kann, aus dem Exportmöglichkeiten 
resultieren. Im Ergebnis sind diese Regionen aus Netzbetreibersicht erzeugungsdomi-
niert. In Abgrenzung dazu verbleiben die urbanen Versorgungsgebiete aufgrund der 
höheren Lastdichte mit einem Verbrauchsbedarf. Folglich sind diese Regionen aus 
Netzbetreiberperspektive weiterhin verbrauchsdominiert. Dieser Unterschied wirkt sich 
auf die Netzführung und Versorgungsparadigmen aus. Es entstehen dynamisch wech-
selnde Erzeugungssituationen, die insbesondere in Netzgebieten mit Erzeugungsüber-
schuss zu einem Wechsel von Stromimporten und -exporten führen. Hierauf müssen die 
Netzinfrastruktur und der Netzbetrieb vorbereitet sein. 
4.5.2 Fallbeispiel: Anteil EE-Stromerzeugung am Letztverbraucherabsatz 
Die in den vorangegangenen Schritten aufgezeigten regionalen Unterschiede in der EE-

























































bedarf. Das hier aufgezeigte Fallbeispiel verdeutlicht die Heterogenität der Netzgebiete. 
Gleichwohl sind für die gesamte Regelzone von 50Hertz Transmission GmbH gemein-
same Charakteristika der Verteilnetzbetreiber zu sehen.1 Diese sind: 
 niedrige Last, 
 hohe Einspeisung durch fluktuierende erneuerbare Erzeugungsanlagen, 
 vergleichsweise geringe Anzahl von Industrieabnehmern sowohl als absolute 
Anzahl als auch nach Verbrauch, 
 tendenziell abnehmende Bevölkerungszahlen.2  
Die nachfolgende Abbildung 24 verdeutlicht den Aspekt der hohen Einspeisung durch 
fluktuierende erneuerbare Erzeugungsanlagen. Hier wird der Anteil der EE-
Stromerzeugung am Letztverbraucherabsatz in Prozentwerten für 2013 aufgezeigt. Die 
50Hertz-Transmission-GmbH-Regelzone liegt mit einem Anteil von – im arithmeti-
schen Mittel – 37 % weit über dem Bundesdurchschnitt von 23 %. Vier der acht VNB 
haben 2013 bereits einen Anteil von 65 % oder mehr erreicht. Dies entspricht der Ziel-
marke aus dem Energiekonzept für 2040. Die beiden aufgeführten städtischen VNB 
Berlin und Hamburg kommen auf 1 % bzw. 2 %. Auch dies ist ein Beleg für die unter-
schiedlichen Erzeugungsherausforderungen der VNB. 
  
                                                 
 
1 Vgl. Kooperation der Verteilnetzbetreiber in Nord-/Ostdeutschland und des Übertragungsnetzbetreibers 
50Hertz Transmission GmbH, Systemdienstleistungen, 2014, S. 3. 
2 Vgl. Berthold P., Energy, 2014, S. 6; vgl. EDIS AG, Info-Veranstaltung, 2014, S. 31ff. 
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Abbildung 24: Anteil der erneuerbaren Stromerzeugung am Letztverbraucherabsatz 
 
Quelle: Kooperation der VNB in Nord-/Ostdeutschland und des Übertragungsnetzbetreibers 50Hertz 
Transmission GmbH; Stand: 31.12.2013. 
Basierend auf Zahlen aus dem Netzentwicklungsplan 2013 hat das Institut Grid Lab 
einen Zukunftsausblick für diese Regelzone und die einzelnen VNB errechnet. In der 
Abbildung 25 werden die Zahlen mit der Stark- und Schwachlast in der Regelzone von 
50Hertz Transmission GmbH aus 2012 in Verbindung gesetzt. Im Ergebnis lässt sich 
feststellen, dass das Überschusspotenzial in Zukunft im Vergleich zu den Lastspitzen 
überproportional zunehmen wird. Die installierte Leistung der EE wird die nord-
/ostdeutschen VNB in „Flächenkraftwerke“ umwandeln. Neben der Stromverteilaufgabe 
kommt eine Übertragungsaufgabe für die örtlichen Netzbetreiber hinzu. Für städtische 
VNB ist diese Entwicklung aufgrund der Flächenrestriktion nicht zu erwarten. Im Ver-
gleich zur Spitzenlast von 16,5 GW aus dem Jahr 2015 wird die installierte Leistung der 
erneuerbaren Energien von 28 GW im Jahr 2012 auf 66 GW im Jahr 2023 und 82 GW 
im Jahr 2033 anwachsen.1 Das entspricht einem Verhältnis der Spitzenlast zur maxima-
len Erzeugungslast im Jahr 2012 von bereits 1 zu 1,69, im Jahr 2023 1 zu 4 und im Jahr 
2033 1 zu 4,96. 
  
                                                 
 
1 Vgl. 50Hertz Transmission GmbH, Netzeinspeisung, 2015. 
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Abbildung 25: Installierte Leistung erneuerbarer Energien bei den östlich-ländlichen VNB 
 
Quelle: eigene Darstellung; Daten aus dem Energiekonzept und dem Leitszenario des Netzentwicklungs-
plans 2023/33, Gridlab, Stand: Oktober 2013 
4.6 Sensitivitätsanalyse: Fortschreitender Ausbau der PV-Erzeugung und 
Überschusspotentiale für Speicher 
Die Sensitivitätsanalyse dient der Überprüfung der Gesamtergebnisse und der Untersu-
chung von Einzelaspekten.1 Sie kann in der wirtschaftswissenschaftlichen Theorie mit 
der Randbedingung ceteris paribus unabhängig von anderen Umfeldfaktoren und -
aspekten untersucht werden. Ziel ist es, den Effekt von identifizierten Entwicklungsgrö-
ßen auf die Gesamtentwicklung zu erfassen. Übersetzt in den energiepolitischen Rah-
men dieser Arbeit dient die Sensitivitätsanalyse einem weiteren Erkenntnisgewinn für 
die energiepolitische Debatte über die Anreizkompatibilität.2 
Die Entwicklung der erneuerbaren Energien hängt von mehreren Größen ab und weist 
daher eine Vielzahl von Sensitivitäten auf. Die vorliegende Sensitivität kombiniert die 
Bereiche Erzeugung und Speicher.3 Im Mittelpunkt stehen die Auswirkung eines fort-
                                                 
 
1 Vgl. VDE Demand Side Integration, 2012, S. 119 ff. 
2 Vgl. 50Hertz Transmission GmbH et al., Sensitivitätenbericht, 2014, S. 5. 
3 Der Bereich Verbrauch wird in Abgrenzung zur empirischen Analyse bei der Sensitivitätsanalyse nicht 
weiter untersucht. Zum einen sind in den vorangegangenen Szenarien Entwicklungsmöglichkeiten der 
Verbrauchslast aufgezeigt. Zum anderen hat das Ziel der Bundesregierung, eine Brutto-
Stromverbrauchsreduzierung um 25 % bis 2050 zu erreichen, keine unmittelbare Auswirkung auf die 





































schreitenden Ausbaus der PV-Erzeugung und die dadurch entstehenden Überschusspo-
tentiale für Speicher. 
Ausgangssituation: Die Ausbaugrenze der Bundesregierung, bei der die EEG-
Einspeisevergütung für PV-Erzeugung endet, liegt bei 52 GW installierter Leistung.1 
Bei dieser Sensitivität wird zum einen ein darüber hinaus gehender Ausbau untersucht, 
zum anderen, wie er sich auf die Fallbeispiele der zeitlichen Verteilung der Erzeugungs-
situationen auswirkt. Die Darstellung folgt der Annahme, dass der Strom weiter voll-
ständig ins Netz eingespeist wird und der jährliche netto Kapazitätszubau bis zum Jahr 
2050 mit 2,5 GWel kontinuierlich fortläuft. Auswirkungen auf die Verbrauchslast sind 
nicht Teil der Analyse. Die auf der nächsten Seite nachfolgenden Abbildungen 26 und 
27 zeigen Auswirkungen für die Fallbeispiele „Starke Wind- und PV-Einspeisung und 
schwache Last“ und „Schwache Wind- und PV-Einspeisung und starke Last“ auf. 
Abbildung 26: Sensitivität – Fallbeispiel: Starke Wind- und PV-Einspeisung und schwache Last 
 
Quelle: eigene Darstellung  
                                                                                                                                               
 
gen denkbar, in denen Last zugeschaltet wird. Dies hätte trotz der angestrebten Gesamtverbrauchsreduk-
tion eine Lastspitzenerhöhung zur Folge. Ein betroffener Themenbereich ist die derzeitige mengenbasier-
te Netzentgeltsystematik. 
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Abbildung 27: Sensitivität – Fallbeispiel: Schwache Wind- und PV-Einspeisung und starke Last 
 
Quelle: eigene Darstellung 
Abgeleitete Ergebnisse und Thesen aus dem Beispiel 
Ein weitergehender Ausbau der PV-Erzeugung erhöht die Erzeugungslastspitze über-
proportional im Vergleich zur Verbrauchslastspitze. Der konkrete Vergleich innerhalb 
der empirischen Analyse zeigt, dass zwischen den Jahren 2014 und 2050 das viertel-
stundenbasierte, maximale Delta zwischen starker Erzeugung und schwachem Ver-
brauch überproportional ansteigt. So erhöht es sich von 9.227 MWel im Jahr 2014 auf 
148.583 MWel im Jahr 2050. Ferner wird durch den kombinierten weiteren Ausbau von 
Wind und PV in dieser Fallkonstellation eine ganztägige Situation erreicht, in der allei-
nig Wind- und PV-Einspeisung die Verbrauchslast decken konnten. Im Jahr 2014 über-
stieg der Verbrauch die Erzeugung im Maximum um 19.823 MWel. Diese Situation tritt 
in den nachfolgenden Jahren nicht mehr auf. So übertrifft 2025 die Erzeugung den Ver-
brauch den gesamten Tag. Das minimale Delta beträgt 4.680 MWel. Die nachfolgende 
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Tabelle 6: Delta zwischen Erzeugungs- und Verbrauchslast 
Fallbeispiel „Starke Erzeugung 
und schwacher Verbrauch“ 
2014 2025 2035 2050 
Maximales Delta Erzeugungs- 
und Verbrauchslast in MWel 
9.227 51.795 90.495 148.583 
Minimales Delta Erzeugungs- und 
Verbrauchslast in MWel 
-19.823 4.680 26.956 60.370 
Quelle: eigene Berechnungen 
Der geschilderte Umstand ist von den Netzbetreibern zu beachten, da das Netzmanage-
ment Anpassungen erfordert. Um den erzeugten Strom nutzen zu können, ist die Flexi-
bilitätsoption Speicherung eine Möglichkeit, da sie das zeitliche Auseinanderfallen so-
wie die regionalen Unterschiede zwischen Erzeugungs- und Verbrauchslast aufgefan-
gen.1 Ein netzdienlicher Speichereinsatz vermeidet Engpässe und Überlastungen im 
lokalen Stromnetz.2 Der Einsatz von Speichern ist weiterhin praktikabel, da die Über-
schusserzeugung eingespeichert und anschließend zeitlich flexibel abgerufen werden 
kann.3 In dem berechneten Beispiel gibt es für zusätzlich für PV auch bei Wind keine 
Ausbaugrenzen. Im Jahr 2050 wird eine Erzeugungskapazität von 128,2 GWel für PV-
Anlagen und 159,22 GWel für On- und Offshore-Windkraftanlagen erreicht. Die Ergeb-
nisse für die Rechnung der Arbeit bestätigen die Tendenz aus den vorherigen Überle-
gungen zur Leistung. Die Überschusserzeugung nimmt überproportional stark zu und in 
Konsequenz ebenso die Überschussarbeit. Über das angegebene Fallbeispiel gerechnet 
ergibt sich für den Tag mit maximaler Überschusserzeugung im Jahr 2050 eine Über-
schussarbeit von 96,42 GWh, die für die Speicherung zur Verfügung stehen. In den Ta-
gen mit geringer Einspeisung durch Wind und PV entsteht weiterhin ein Bedarf, die 
Einspeiseleistung bereitzustellen und Residualarbeit zu produzieren. Über das angege-
bene Fallbeispiel gerechnet ergibt sich für diesen Tag ein Residualarbeitsbedarf im Jahr 
                                                 
 
1 Weitere Flexibilitätsoptionen wie Lastverlagerung oder Reduzierung der Einspeiseleistung und deren 
Potenziale und Auswirkungen werden hier nicht betrachtet. 
2 Vgl. Struth J. et al., PV-Nutzen, 2013, S. 20 ff. 
3 Vgl. Welfonder, E., Energieversorgung, 2014, S. 1. 
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2050 von 57,78 GWh. Die Potenziale für Speicheranwendungen werden in diesen Grö-
ßenordnungen der fluktuierenden Erzeugungskapazitäten gegeben sein. Tabelle 7 fasst 
die Berechnungen der Überschuss- und Residualarbeit der Fallbeispiele über die zeitli-
chen Wegmarken zusammen. 
Tabelle 7: Überschuss- und Residualarbeit in Fallbeispielen  
 2014 2025 2035 2050 
Überschussarbeit –  
Fallbeispiel „Starke Einspeisung, 
schwacher Verbrauch“ 
-6,16 25,17 53,67 96,42 
Residualarbeit –  
Fallbeispiel „Schwache Einspei-
sung, starker Verbrauch“ 
-63,05 -61,61 -60,08 -57,78 
Quelle: eigene Berechnungen 
Der Einsatz von Speichern steht mit anderen Flexibilitätsoptionen wie der Erzeugungs-
abregelung, dem Netzausbau verbunden mit Stromim- und Stromexport sowie dem 
Verbrauchslastmanagement in Substitutionskonkurrenz. Dieser Themenbereich berührt 
bereits das nachfolgende Kapitel der Auswirkungen der Energiewende auf die Strom-




5 Konkrete Auswirkungen der Energiewende auf die Stromverteil-
netze 
Die nachfolgenden Abschnitte greifen die Aspekte Stromverbrauch, Stromerzeugung, 
Zusammenarbeit der ÜNB und VNB, Integration von Speichern sowie Geschäftsmodel-
le und Aufgabenentwicklung der VNB zur Energiewende auf und leiten die konkreten 
Auswirkungen auf die Verteilnetze ab. Der Rahmen dieser Analyse wird durch einen 
gleichbleibenden Auftrag der VNB gegeben. Er lautet: ein „sicheres, zuverlässiges und 
leistungsfähiges Energieversorgungsnetz diskriminierungsfrei zu betreiben, zu warten 
und bedarfsgerecht zu optimieren, zu verstärken und auszubauen, soweit es wirtschaft-
lich zumutbar ist“.1 
5.1 Veränderungen im Stromverbrauch 
Die Analyse des Stromverbrauchs teilt sich in Verbrauchslast (Ausführungen siehe  
Kap. 4.3.3) und Verbrauchsarbeit auf. Letztere steht hier im Fokus und erreicht abhän-
gig vom Aggregationsniveau eine hohe Detaillierungstiefe. Einteilungen sind u. a. in 
Verbrauchergruppen, Verbrauchsgeräte, Branchen, Energieträger oder Verbrauchssekto-
ren möglich und beinhalten Fragen zum Nutzungsverhalten oder zu daraus entstehenden 
Verbrauchslasteffekten. Dabei sind Einflussfaktoren wie z. B. die wirtschaftliche Ent-
wicklung, die Außentemperatur- oder Strompreisentwicklungen zu beachten. Die hier 
vorgenommene Einordnung der Auswirkungen der Energiewende auf die Verteilnetze 
erlaubt mit dem wirtschaftlichen Fokus der Arbeit einen Blick auf die Gesamtentwick-
lung des Stromverbrauchs unter Beachtung der Energieeffizienz. Aufgrund der Netzent-
gelte als derzeitig mehrheitlich verbrauchsabhängige Umlage ist der Stromverbrauch ein 
wichtiger Parameter und bestimmt die Netznutzungsentgelthöhe maßgeblich. Weitere 
technische Bedeutung für die Investitionshöhe und -struktur der Netzbetreiber hat die 
Entwicklung der Verbrauchslast. Die Jahreshöchst- und Jahreskleinstverbrauchslasten 
dienen als Kennzahlen für Extremwerte zur Orientierung der Betriebsmitteldimensionie-
rung und somit der Gewährleistung der Versorgungssicherheit. Aus ihnen lassen sich 
                                                 
 
1 S. § 11 Abs.1 EnWG. 
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Erkenntnisse u.a. für die Auslastung der Netzbetriebsmittel ableiten. Ihre langfristige 
Prognose ist ein zentrales unternehmerisches Thema, da die Betriebsmittel auf diese 
Entwicklungen ausgelegt werden müssen (siehe Punkt 1.1). 
In dem nachfolgenden Flächendiagramm 29 ist die Entwicklung des Stromverbrauchs in 
Deutschland seit 2000 abgetragen. Es wird deutlich, dass zwischen 2006 und 2008 ein 
Hochplateau im Bruttostromverbrauch erreicht wurde. Nach der Finanz- und Wirt-
schaftskrise folgte auf Basis der wirtschaftlichen Erholung zwar eine rasche Rückkehr 
zum vorherigen Verbrauchsniveau; jedoch ist in den Jahren 2009 bis 2014 der Brut-
tostromverbrauch zurückgegangen. Hier liegt ein mittelfristiger Trend hin zu einem 
Bruttostromverbrauchsrückgang vor. In der Abbildung 28 ist dafür bezeichnend der 
Zielwert der Bundesregierung für 2020 eingetragen. Dieser umfasst gemäß Energiekon-
zept 556 TWh und entspricht einer Verbrauchsreduktion um 10 % im Vergleich zu 
2008. Hervorzuheben ist die zunehmende Entkopplung von Bruttostromerzeugung und 
Bruttostromverbrauch insbesondere seit dem 2011 beschlossenen Kernenergieausstieg. 
Einflussfaktoren sind auf der Erzeugungsseite die steigende wettergetriebene Elektrizi-
tätserzeugung und der damit verbundene Export ins europäische Ausland. Auf der Ver-
brauchsseite wirken ein Rückgang der Verbrauchsentnahme aus dem öffentlichen Netz 
durch einen erhöhten Eigenverbrauch und eine verbesserte Energieeffizienz.1 
  
                                                 
 
1 Vgl. Hobohm, J., Eigenverbrauch, 2013, S. 4; nach Aussagen von Herrn Hobohm bewirken 10 TWh 
erhöhter Eigenverbrauch eine Netzentgelterhöhung von 0,02 ct/kWh. 
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Abbildung 28: Entwicklung Bruttostromerzeugung und -verbrauch in Deutschland 
 
Quelle: AG Energiebilanzen e.V., Auswertungstabellen, 2015. 
Die Einflussfaktoren auf die zukünftige Entwicklung der Stromnachfrage wirken unein-
heitlich. So trägt ein kontinuierliches Wirtschaftswachstum über Anstiege in Produktion 
und Einkommen zu einer Erhöhung des Stromverbrauchs bei. Gleichwohl können Effi-
zienzgewinne durch technologischen Fortschritt bei Verbrauchsgeräten zu einem Ab-
sinken des Verbrauchs von Industrie und Haushalten trotz Wirtschaftswachstums füh-
ren. Die uneinheitliche Bevölkerungsentwicklung in Deutschland zieht Regionen mit 
steigender oder sinkender Last sowie steigendem und sinkendem Verbrauch nach sich. 
Konkretes Beispiel einerseits ist die aus Bevölkerungssicht wachsende Metropolregion 
Hamburg und andererseits die schrumpfende Region Vorpommern. Durch die verschie-
denen Bevölkerungsentwicklungen wachsen bzw. sinken die Last und der Energiever-
brauch in diesen Regionen.1 
Ein weiterer Einflussfaktor ist die Energieeffizienz, die sich im Energiekonzept in die 
vier Bereiche Primärenergieverbrauch, Strom, Energieproduktivität und Gebäudesanie-
rung aufteilt. Sie umfasst eine breite Ausgestaltung von der simplen Energieeinsparung 
bis zu verbesserten technischen Wirkungsgraden einer optimierten Ressourceneffizienz. 
Für Großunternehmen gibt es nach § 1 Gesetz über Energiedienstleistungen und andere 
                                                 
 
1 Vgl. Freie und Hansestadt Hamburg, Energiewende, 2011, S. 15ff., vgl. Grüttner, F., Vorpommern, 
























Energieeffizienzmaßnahmen (EDL-G) seit dem 5. Dezember 2015 die Pflicht, Energie-
effizienzmaßnahmen umzusetzen.1 Ziel ist es, Einsparpotenziale der Unternehmen fest-
zustellen und zu nutzen. Dieses Gesetz unterstützt das Vorhaben der EU, die bis 2020 
die Energieeffizienz innerhalb der EU um 20 Prozentpunkte steigern will.2 Als Resultat 
steigt in der Stromerzeugung der Einsatz von KWK-Anlagen, die durch die Kombinati-
on von Strom- und Wärmenutzung einen hohen Wirkungsgrad aufweisen. Gleichwohl 
führen durch Energieeffizienz hervorgerufene Verbrauchseinsparungen zu abnehmen-
den Skaleneffekten von Fern- und Nahwärmekonzepten. 
Aber auch dieser Fortschritt wirkt nicht notwendigerweise begrenzend auf den Ver-
brauch. Durch mögliche Produktinnovationen wie beispielsweise Elektroautos oder Bat-
teriespeicher könnten neue Quellen der Stromnachfrage entstehen, die heute in ihrem 
Nutzerverhalten und in der Auswirkung auf die verbrauchte Strommenge und Ver-
brauchslast noch keine ausreichenden Erfahrungswerte offenbaren. Hinzu kommt der 
als Rebound-Effekt bezeichnete Umstand, dass eine Energieeinsparung zu einem gewis-
sen Mehrverbrauch an anderer Stelle führen kann.3 
Die Bundesregierung geht in ihrem Energiekonzept insgesamt davon aus, dass Effizi-
enzgewinne in der Zukunft dominieren. Ohne eine nähere Erläuterung zu den Anreizen 
für Kunden zu geben, wird im Vergleich zu 2008 eine Reduktion der Stromnachfrage 
um 10 Prozentpunkte bis 2020 und um 25 Prozentpunkte bis 2050 angenommen. Aus 
ökonomischer Sicht ist für diese Zielerreichung eine entsprechende Anreizgrundlage 
notwendig, um tatsächliche Verbrauchsveränderungen zu bewirken.  
5.2 Veränderungen in der Erzeugung 
5.2.1 Treiber der Energiewende in der Stromerzeugung 
Das Ziel der Reduktion der Treibhausgasemissionen ist im Energiekonzept das klima-
politische Hauptelement. Die Konsequenz ist ein verringerter Einsatz fossiler Brenn-
stoffe in der Energie- und insbesondere der Stromherstellung. Diese treibhausgasredu-
                                                 
 
1 S. § 1 EDL-G 2015. 
2 S. EU-Energieeffizienz-Richtlinie 2012/27/EU (2). 
3 Vgl. Wissenschaftlicher Dienst Deutscher Bundestag, Rebound-Effekt, 2014, S. 1. 
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zierte Stromerzeugung (Dekarbonisierung) führt in einer technologieoffenen Betrach-
tung zum Ausbau der erneuerbaren Stromherstellung und zur Erforschung von Metho-
den, mit denen versucht wird, das Treibhausgas als Nebenprodukt der fossilen Stromer-
zeugung aufzufangen und wiederzuverwerten oder der Atmosphäre dauerhaft zu entzie-
hen. Die Auswirkungen sind der Umbau des Erzeugungsparks und folglich veränderte 
Erzeugungsstrukturen, die zu Anpassungsbedarf im Stromnetz führen. In den letzten 
Jahren waren der Kernenergieausstieg und die Förderung der EE die entscheidenden 
Treiber für Veränderungen in der Kraftwerksstruktur in Deutschland. 
Der Kernenergieausstieg erfolgt anhand eines konkreten Ausstiegsplans mit Stillle-
gungszeiten für die bisherigen Anlagen.1 Infolgedessen werden weniger nukleare 
Brennstoffe verbraucht und weniger kWh durch diese Kraftwerke eingespeist. Der Aus-
stieg verändert die Struktur der Stromerzeugung, da solche zentralen Großanlagen nicht 
leistungsadäquat durch andere zentrale Anlagen ersetzt werden. Ein Punkt für Netzbe-
treiber ist in diesem Zusammenhang die Erhaltung ausreichend großer Blindleistungs-
kapazitäten. Dieser Umstand verteilt sich auf die Netzbetreiber in den Regionen, in de-
nen sich die Kraftwerksstandorte derzeit noch befinden. So ist beispielsweise in der 
Regelzone von 50Hertz Transmission GmbH kein Kernenergiekraftwerk im Netzbe-
trieb. In den Bundesländern Schleswig-Holstein, Niedersachsen, Baden-Württemberg 
und Bayern befinden sich zum Zeitpunkt 31.12.2014 dagegen neun Kernenergieanlagen, 
die teilweise bis 2022 im Netzbetrieb sind. Der Kernenergieausstieg hat somit einen 
regional asymmetrisch ausgeprägten Charakter.2 
Der Ausbau der erneuerbaren Energien dient als konkretes Instrument der klimapoliti-
schen Zielerreichung im Energiekonzept. Im Elektrizitätserzeugungsmix ersetzen die 
EE mengenmäßig zunächst die Kernenergie, ehe sie gemäß ihrem Ausbaupfad weitere 
Erzeugungstechnologien verdrängen (siehe Punkt 4.3.2). Die konkreten Ausbauvorga-
ben weisen dem Stromsektor einen Pilotenstatus zu, da dieser Sektor der Energieversor-
gung im Vergleich zur Wärmeversorgung und dem Verkehrsbereich höhere Zielvorga-
ben hat und sie zudem schneller erreichen soll. Eine hohe Umsetzungsgeschwindigkeit 
                                                 
 
1 Vgl. Bundesamt für Strahlenschutz, Kernenergienutzung, 2015, S. 12. 
2 Vgl. Bundesamt für Strahlenschutz, Kernenergienutzung, 2015, S. 11f. 
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im Stromsektor ist die Folge. Die Stromnetzbetreiber realisieren die technische Integra-
tion des numerisch wachsenden Erzeugungsparks dezentraler Struktur und der fluktuie-
renden Erzeugung aus solarer Strahlungs- und Windenergie in das Versorgungssystem. 
Zur Abgrenzung der Treiber der Energiewende in der Stromerzeugung gibt der prozen-
tuale Anteil der Energieträger an der Bruttostromerzeugung Aufschluss. Die jährlichen 
Schwankungen der Bruttostromerzeugungsmenge sind auf 100 % normiert. Der Anteil 
der Erneuerbaren wuchs vom Ausgangsjahr 2003 mit 7,5 % auf 25,8 % im Jahr 2014. 
Dies ist insbesondere auf das Fördersystem aus dem EEG und auf die damit verbundene 
Kombination aus Einspeisevergütung und -vorrang zurückzuführen. Der Anteil der 
Kernenergie sank in dieser Dekade von 27,1 % 2003 auf 15,5 % 2014. Zwischen 2010 
und 2013 kam es zu einer größeren Abnahmerate. Die Ursache dafür ist der Kernener-
gieunfall in Fukushima/Daiichi (Japan) und das daran anschließende Kernenergiemora-
torium mit der Stilllegung von Kernenergiekraftwerken in Deutschland. Der Anteil der 
fossilen Energieträger Erdgas, Braun- und Steinkohle hat in Summe nur geringfügig 
von 60,4 % im Jahr 2003 auf im Jahr 53,4 % 2014 abgenommen. Die Veränderungen 
zwischen den fossilen Energieträgern Erdgas, Braun- und Steinkohle sind auf deren 
Wettbewerb zurückzuführen, der vorwiegend von den Brennstoffpreisen und dem Ein-
satz zur Stromerzeugung am Großhandelsmarkt beeinflusst wird. Als Ausblick lässt sich 
ableiten, dass der Ausstieg aus der Kernenergieerzeugung bis 2022 zunächst von den 
erneuerbaren Energien kompensiert wird. Für die weiteren konventionellen Anlagen 
ergibt sich mittelfristig bis Mitte der 2020er Jahre eine konstante Perspektive, die je-
doch bei Weiterführung des Ausbaupfads der EE in eine weitere Marktverdrängung 




Abbildung 29: Treiber der elektrischen Energiewende 
 
Quelle: BMWi, AG Energiebilanzen e.V., Auswertungstabelle, 2015. 
5.2.2 Merkmale der Energiewende im Erzeugungsbereich 
Abstraktes Merkmal der Energiewende im Erzeugungsbereich ist die Gegenüberstellung 
zweier Erzeugungsparadigmen. Ein bisher dominierendes System fossiler Energieträger 
wird zu einem erneuerbaren Erzeugungssystem umgebaut.1 Die hierfür erweiterte er-
neuerbare Erzeugungskapazität entsteht teilweise verbrauchsfern bzw. entfernt von den 
Lastschwerpunkten. Insbesondere die Offshore-Windkraftanlagen verwandeln die Küs-
ten von Endpunkten der Stromverteilung zu Anlandungsorten, von denen die elektrische 
Energie über ausgebaute Stromnetze ins Inland transportiert werden müsste. Im Ergeb-
nis steht eine komplexe Integration mit hoher Infrastrukturintensität bevor. 
Zwei konkrete Merkmale der Energiewende im Erzeugungsbereich sind die Fluktuation 
und die technische Integration der veränderten Erzeugungsstruktur. Hierzu werden 
nachfolgend die Eigenschaften Jahresvolllaststunden, produzierte Strommenge und das 
                                                 
 
1 Vgl. Mautz , R. et al., Energiewende, 2008, S. 143f. 
76 
 
Kostenmerkmal der Fluktuation zugeordnet. Die Anlagengröße und das Einspeisema-
nagement dienen der Erläuterung der technischen Integration. 
Aufgrund des veränderten Kraftwerksparks ergibt sich eine neue Situation bezüglich der 
Jahresvolllaststunden der Erzeugungsanlagen und -technologien. Von der installierten 
Leistung kann nur unter Berücksichtigung der Jahresvolllaststunden auf die zu erwar-
tende Strommenge geschlossen werden. Eine Herausforderung sind die wetterbedingten 
Schwankungen in Bezug auf die Kapazitätsauslastung bei Windkraft und Photovoltaik. 
So betrug im Jahr 2014 nach Schätzungen des BDEW die Zahl der Volllaststunden von 
Windkraftanlagen mit 1.610 Stunden weniger als ein Viertel der Auslastung bei den 
Energieträgern Braunkohle mit 6.770 Volllaststunden und Kernenergie mit 7.610 Voll-
laststunden.1 Das nachfolgende Balkendiagramm in Abbildung 30 listet die Volllast-
stunden 2014 nach Energieträgern auf. 
Abbildung 30: Jahresvolllaststunden der Elektrizitätserzeugung nach Energieträger 2014 
 
Quelle: Vgl. BDEW, Energiemix, 2015 
Aus diesem Unterscheidungsmerkmal folgt für die einzelnen Energieträger eine unter-
schiedlich große erzeugte Strommenge. Für den Bereich der EE kann grundsätzlich eine 
Unterscheidung zwischen wetterabhängiger und wetterunabhängiger erneuerbarer Er-
                                                 
 


































zeugung vorgenommen werden. Für die wetterbedingte Erzeugung wird nochmals zwi-
schen Wind und solarer Strahlungsenergie unterschieden. So wird aus dem nachfolgen-
den Balkendiagramm 32 in Kombination mit dem Balkendiagramm 32 ersichtlich, dass 
für Photovoltaik mit zunehmender installierter Leistung auch eine höhere erzeugte 
Strommenge folgt. Der Zusammenhang kann als proportional bezeichnet werden. Bei 
der Winderzeugung hingegen stellt sich dieser Zusammenhang nicht so eindeutig dar. 
Hier ist zwischen 2007 und 2010 trotz jährlichen Zubaus an installierter Leistung eine 
leicht gesunkene Erzeugungsmenge zu erkennen. So lag 2007 die erzeugte Windstrom-
menge mit 40 TWh bei 22 GW installierter Leistung höher als 2010 mit 37 TWh 
Strommenge bei 27 GW installierter Leistung. In den Zeitperioden 2003 bis 2007 und 
2011 bis 2014 wuchs im Gegensatz dazu die erzeugte Menge – ebenso wie die instal-
lierte Leistung – von Jahr zu Jahr. Diese Betrachtung zeigt, dass die Winderzeugung im 
Vergleich zu der solaren Strahlungsenergie stärker schwankte. Die Erzeugungsschwan-
kung wird durch eine größere tageszeitliche Unsicherheit der tatsächlichen Erzeugung 
ergänzt. Hinsichtlich der Stromerzeugung und des Zeitpunktes der möglichen Einspei-
sung ist Photovoltaik im Vergleich zu Wind durch den zyklischen Sonnenverlauf bere-
chenbarer.1 Bei den restlichen nicht fluktuierenden erneuerbaren Erzeugungstechnolo-
gien kann von einem Lock-in-Effekt hinsichtlich der Erzeugung gesprochen werden. 
Dahinter verbirgt sich die Tatsache, dass eine höhere installierte Leistung aufgrund des 
Einspeisevorrangs eine höhere erzeugte Strommenge bedeutet. Schwankungen in der 
Erzeugung können hier nicht auf Wetterumstände zurückgeführt werden, sondern auf 
Erzeugungsunterbrechungen oder eine verminderte Nachfrage. Insofern erhöht sich für 
diese Technologien mit jeder zusätzlichen Anlageninstallation grundsätzlich das Erzeu-
gungsmengenplateau. Das Abbildung 31 zeigt auf der nächsten Seite die durch EEG 
vergüteten Strommengen in TWh pro Jahr für die einzelnen Erzeugungstechnologien. 
  
                                                 
 
1 Vgl. Wirth, H., Photovoltaik, 2014, S. 35ff. 
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Abbildung 31: Erzeugte EEG-Mengen 
 
Quelle: BMWi, AG Energiebilanzen e.V., Auswertungstabelle, 2015. 
Aus der Kostenperspektive betrachtet führt die Systemerweiterung durch Erzeugungs- 
und Transportinvestitionen bei stabilem Verbrauch und fluktuierender Volllaststunden-
anzahl zu einer sinkenden Auslastung der konventionellen Anlagen. Dies erhöht die 
Kapitalintensität der Energieversorgung, da ein Angebotsüberhang entsteht, der mehr 
Infrastruktur und mehr gebundenes Kapital erforderlich macht. Weiterhin ist bei aus den 
Systemerweiterungen resultierendem Netzausbau aufgrund der fluktuierenden erneuer-
baren Energien mit einer geringeren Transportauslastung zu rechnen.1 
Für die technische Integration ist die Anlagengröße ein weiteres Merkmal der Energie-
wende im Erzeugungsbereich. Diese Merkmalsbetrachtung hat ergeben, dass Kleinanla-
gen kleiner als 500 kW den Großteil der zugebauten Anlagen im solaren Bereich bilden. 
Zum Stand 24.11.2014 waren es 26 GW und damit 63 %. Im Bereich der Biomasse 
wurde – mit einem Anteil von 4 GW an insgesamt 7 GW – mehr als die Hälfte in der 
Anlagengröße zwischen 500 kW und 2 MW gebaut. Im Bereich der Windkraftanlagen 
ist mit 31 GW der überwiegende Anteil der Anlagen im Segment zwischen 2 und 10 
                                                 
 
1 Vgl. Energiewirtschaftliches Institut der Universität zu Köln, Strommarktdesign, 2012, S. 18ff. 
2000 2001 2002 2003 2004 2005 2006 2007 2008 2009 2010 2011 2012 2013
Sonstige 4 4 5 7 9 13 15 16 17 17 19 18 19 20
Biogas 0 1 1 2 1 2 3 8 11 13 16 19 25 28
Photovoltaik 0 0 0 0 1 1 2 3 4 7 12 20 26 30
Windenergie auf See (Offshore) - - - - - - - - - 0 0 1 1 1
Windenergie an Land 10 11 16 19 26 27 31 40 41 39 38 48 50 52
















MW installiert. Aus Netzbetreibersicht spiegeln die kleineren Anlagengrößen den de-
zentralen Erzeugungscharakter wider. Die nachstehende Abbildung 32 fasst die Aussa-
gen zusammen. 
Abbildung 32: Anlagengröße der erneuerbaren Erzeugungstechnologien 
 
Quelle: eigene Darstellung, Deutsche Gesellschaft für Sonnenenergie e.V., Anlagengrößen (Stand: 
24.11.2014) 
Ein weiterer Aspekt ist die Verteilung der Erzeugungsanschlüsse auf die Übertragungs- 
und Verteilnetzebenen. Hier kann in der Gesamtschau festgehalten werden, dass die EE-
Anlagen nahezu vollständig an das Verteilnetz angeschlossen sind: 2014 waren es  
98 %.1 Der hohe EE-Anteil am zukünftigen Bruttostromverbrauch stellt hierbei beson-
dere Anforderungen an die installierten Leitungskapazitäten der Stromnetze – insbeson-
dere durch die Einspeisung auf Haushaltsebene, dort, wo die Leitungsquerschnitte am 
geringsten sind. Da die dezentralen Erzeugungsanlagen überwiegend an das Nieder-
spannungs- (Photovoltaik) oder an das Mittelspannungsnetz (Windenergie) angeschlos-
sen sind, fällt auf diesen Unterebenen der höchste Ausbaubedarf an. Dabei ist das Mit-
telspannungsnetz am stärksten betroffen, weil dieses die Belastungen aus der Erzeugung 
                                                 
 

























6 9 6 2 7 8 22 16 4 2 1 0
 Solarstrom, 37 GW 6 9 6 1 4 2 2 3 2 1 0 0
 Windkraft, 36 GW 0 0 0 0 1 4 19 12 1 0 0 0
 Biomasse, 7 GW 0 0 0 0 2 2 1 0 0 1 0 0










– sowohl der an die Spannungsebene Netz angeschlossenen Windkraftanlagen als auch 
der auf Niederspannungsebene angeschlossenen kleineren Photovoltaik-Anlagen – zu 
tragen hat. Es ist somit vor allem die angebotsseitige Überlastung im Starkwindfall, die 
einen Netzkapazitätsausbau notwendig macht. In geografischer Hinsicht wird daher 
vorrangig der ländliche Raum von Ausbaumaßnahmen betroffen sein, bedingt durch die 
Kombination aus hoher Spitzeneinspeisung und schwachen lokalen Lasten.1 Bei Groß-
kraftwerksanlagen der Energieträger Steinkohle, Braunkohle, Kernenergie und bei 
Pumpspeicherkraftwerken ist der überwiegende Teil an das Übertragungsnetz ange-
schlossen. Bei den leistungsmäßig kleineren Kraftwerksanlagen, die überwiegend erd-
gas- oder mineralölbetrieben sind, ist der überwiegende Teil wiederum an das Verteil-
netz angeschlossen. Zusammenfassend lässt sich festhalten, dass die zentralen Groß-
kraftwerksanlagen direkt an das Übertragungsnetz angeschlossen sind, während die 
kleineren dezentralen Anlagen in den Spannungsebenen des Verteilnetzes angeschlos-
sen sind.2 
Als konkrete Auswirkung auf den Verteilnetzbetreiber wird das Einspeisemanagement 
an Bedeutung zunehmen. Der Verteilnetzbetreiber hat gemäß EEG und EnWG die 
Pflicht und die damit verknüpften Rechte, bei Gefährdung der Sicherheit und Zuverläs-
sigkeit des Netzes u. a. in die Einspeisungen der Stromerzeuger einzugreifen. Aus die-
sem Grund müssen alle Erzeugungsanlagen mit einer elektrischen Wirkleistung größer 
als 30 kWel und kleiner als 100 MWel über eine Einrichtung zum Abruf der jeweiligen 
Istwerte der Einspeiseleistung und zur ferngesteuerten Reduzierung der Einspeiseleis-
tung bei Netzüberlastung verfügen.3 Eine Erzeugungsanlage kann hierbei aus mehreren 
Erzeugungseinheiten eines Primärenergieträgers (z.B. zusammengeschaltete PV- oder 
BHKW-Module) an einen Netzanschluss bestehen. Bei verschiedenen Erzeugungsarten 
(z.B. PV mit solarer Strahlungsenergie und biogasbetriebenen BHKW) sind separate 
Prozesserfassungs-, Verarbeitungs- und Übertragungseinheiten erforderlich. Die Art 
                                                 
 
1 Vgl. Bräuninger, M. et al., Stromtransport, 2014, S. 26; vgl. Monopolkommission, Energie, 2013, S. 
165. 
2 Vgl. Bundesnetzagentur, Monitoringbericht, 2013, Abb. 7-1. 
3 Vgl. Bundesnetzagentur, Einspeisemanagement, 2014, S. 5ff. So sind auch Photovoltaik-Neuanlagen 
mit einer Leistung zwischen 30 kWp und 100 kWp mit Einrichtungen zur Umsetzung des ESM gemäß 
EEG § 6 Abs. 2 auszurüsten. Für größere Anlagen (> 100 MW und ≥ 110 kV) gelten die besonderen 
Bedingungen der Kraftwerks-Netzanschlussverordnung (KraftNAV). 
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und Ausführung des Einspeisemanagements im Verteilnetz erfolgt grundsätzlich nach 
einem einheitlichen, standardisierten Konzept und ist im Rahmen der Errichtung und 
Inbetriebnahme der Erzeugungsanlage vom Anlagenbetreiber zu berücksichtigen. Seit 
2013 hat sich der Wirkungsbereich des Einspeisemanagements verschoben. 
5.3 Zusammenarbeit der Übertragungs- und Verteilnetzbetreiber 
Die vier ÜNB 50Hertz Transmission GmbH, Tennet TSO, Amprion und TransnetBW 
sind für die überregionale Übertragung von Strom im Höchstspannungsnetz in Deutsch-
land verantwortlich. Organisatorisch sind die ÜNB in vier Regelzonen aufgeteilt, in 
denen sie pflichtgemäß für die Systemstabilität und die bedarfsgerechte Entwicklung 
der Höchstspannungsnetze einstehen.1 Darüber hinaus verbinden die ÜNB das Strom-
netz zu den Nachbarländern und ermöglichen über die Grenzkuppelstationen die länder-
übergreifenden Stromflüsse. Daher spielen sie hinsichtlich der Verwirklichung eines 
europäischen Energiebinnenmarktes eine wichtige Rolle. Basis dieser Tätigkeiten ist der 
Transmission Code 2007.2 Er bestimmt die Netz- und Systemregeln der deutschen und 
europäischen Übertragungsnetzbetreiber.3 
Unter dem Einfluss der Energiewende werden fortlaufende Diskussionen auf wissen-
schaftlicher, politischer und unternehmerischer Ebene zu folgenden Themen geführt: 
 Verlagerung der Erzeugungsschwerpunkte in die unteren Spannungsebenen und 
an die Küsten, 
 Synchronisierung des Netzausbaus mit dem Erzeugungsausbau, 
 Bewertung der Realisierbarkeit der Ausbauprojekte unter den gegebenen Rah-
menbedingungen wie z.B. Akzeptanz in der Bevölkerung, 
 mögliche Änderungen in der Netzentgeltberechnung, 
 Marktrolle und Systemverantwortung der Netzbetreiber, 
 Verteilung der Kosten aus einer zukünftigen Einführung von „Smart Meter“.4 
                                                 
 
1 Vgl. Bundesnetzagentur, Systemdienstleistungen, 2009, S. 1.  
2 S. TransmissionCode 2007, 2007. 
3 S. TransmissionCode 2007, 2007. 
4 Der Begriff Smart Meter ist nicht einheitlich definiert. Die gesetzliche Auslegung versteht unter dem 
Begriff nach § 21d EnWG ein Messsystem, das Energieverbrauchsdaten misst und an ein Kommunikati-
onsnetz angeschlossen ist. 
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Der zentrale Punkt dieses Kapitels ist die Systemverantwortung zur Gewährleistung von 
Versorgungssicherheit.1 Die Systemverantwortung umfasst in diesem Zusammenhang 
vier Unterbereiche. Die Systemdienstleistungen sind die Frequenz- und Spannungshal-
tung, die Betriebsführung sowie der Versorgungswiederaufbau.2 Dazu zählen die kon-
kreten Maßnahmen Blindleistungsbereitstellung, Schwarzstartfähigkeit, Redispatch- 
und Regelleistungsbereitstellung.3 Die Systemverantwortung liegt hier auf Basis von § 
13 f. EnWG beim Übertragungsnetzbetreiber.4 Für die Verteilnetzbetreiber ist eine Un-
terstützung bei den Systemdienstleistungen rechtliche Pflicht gemäß § 14 EnWG Abs. 
1c. Maßnahmen, die nach Vorgaben des vorgelagerten ÜNB oder auch eines vorgela-
gerten VNB5 zur Störungsvermeidung veranlasst werden, sind umzusetzen.6 Beispiele 
für solche Maßnahmen sind der Lastabwurf oder die Aktivierung von Kraftwerken in 
den Spannungsebenen der VNB. Ein wachsender Bereich ist die Regelung und Abschal-
tung von erneuerbaren Erzeugungsanlagen zur Sicherstellung der Netzstabilität.7 Neben 
der zukünftigen Herausforderung, die Ergebnisqualität der Systemdienstleistung zu er-
halten, ist in Folge ebenso der Ablauf der Systemdienstleistungen zu betrachten. Um 
sich dabei tendenziell der veränderten Erzeugungsstruktur (siehe Punkt 5.2) anzunähern, 
ist ein Umstieg und angepasster Ablauf von der zentralen zu einer dezentralen Sys-
temdienstleistung denkbar.8 Die in den Verteilnetzen installierten, dezentralen Anlagen 
ersetzen hierbei die Großkraftwerke als Zulieferer von Systemdienstleistungen. Dies 
umfasst die Bereiche Regelleistungsvorhaltung und Redispatch.  
Ob dies im regulatorischen Rahmen zu konkreten Anpassungen führt, bleibt offen. Die 
Übernahme von Systemdienstleistungen der ÜNB durch VNB aufgrund der dynami-
                                                 
 
1 Weitere Themen der Zusammenarbeit zwischen ÜNB und VNB sind die Zusammenarbeit bei der EEG- 
und KWK-Wälzung sowie die Erstellung des Netzentwicklungsplans. Sie werden in dieser Arbeit nicht 
vertieft. 
2 Vgl. Deutsche Energie-Agentur, Systemdienstleistungen 2030, 2014, S. 4. 
3 Vgl. Moser A., Verteilnetzbetreiber, 2013, S. 23. 
4 Vgl. BDEW et al., Praxis-Leitfaden, 2012, S. 7f. 
5 Vorgelagerter VNB bedeutet in diesem Zusammenhang die nächsthöhere Spannungsebene. Das schließt 
die Fälle ein, in denen VNB ausschließlich die Mittel- und/oder Niederspannungsebene bewirtschaften 
und in das Netzgebiet eines vorgelagerten VNB eingebunden sind, der die Mittel- und/oder Hochspan-
nungsebene bewirtschaftet. 
6 S. § 14 Abs. 1c EnWG 2011. 
7 S. § 11 Abs. 1. EEG 2012; s. § 12 Abs. 1 EEG; s. § 13 Abs. 2a EnWG. 
8 Vgl. Agora Energiewende, System Reliability, 2014, S. 12 f. 
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schen Systemumwelt in den niederen Spannungsebenen ist zu erforschen. Die Abstim-
mung zwischen ÜNB und VNB zur Sicherstellung der Versorgung im Zusammenspiel 
von konventioneller und erneuerbarer Stromerzeugung ist von zunehmender Bedeutung. 
Hierbei ist neben ausreichender Transport- und Verteilkapazität ein besseres Netzma-
nagement gefordert. Im Ergebnis sind der Bestand und die Entwicklung der Zusammen-
setzung der installierten Kraftwerkskapazitäten eine Herausforderung auf der Erzeu-
gungsseite, der, um eine gleichbleibende Versorgungssicherheit zu erreichen, vermehrt 
durch netzseitige Maßnahmen begegnet werden muss. Diese Veränderungen wirken 
sich auf die Zusammenarbeit zwischen den ÜNB und VNB aus.  
5.4 Integration von Stromspeichern 
Die sehr umfangreiche Speicherthematik kann an dieser Stelle nicht vollumfänglich 
erörtert werden. Eine qualitative Einschätzung ist jedoch notwendig, um die Auswir-
kungen der Energiewende auf das Verteilnetz komplett darzustellen. Zur Einordnung 
der Speichertechnologien, ist eine Vielzahl an Einschätzungsparametern vorstellbar. 
Zwei Parameter sind zur Technologiebeschreibung grundlegend. Dies ist einerseits die 
zeitliche Verfügbarkeit im Bereich von einer Sekunde bis zu einem Jahr, woraus Kurz- 
und Langzeitspeicher resultieren. Andererseits sind Potenziale der Speicherkapazität – 
gemessen in Arbeit – notwendig. Diese reichen vom Kilowattstunden- bis in den Terra-
wattstundenbereich: Kurzzeitspeicher z. B. Superkondensatoren speichern Energie mit 
einigen Kilowattstunden im Minutenbereich, Langzeitspeicher dienen durch die Um-
wandlung von Strom in Wasserstoff oder Methan einer saisonalen Speicherung in 
Terawattstundendimension.1 
Speicher stellen eine Möglichkeit dar, das zeitliche Ungleichgewicht von Erzeugung 
und Entnahme zu entkoppeln. Die primäre Aufgabe von Speichern aus Netzbetreiber-
sicht ist folglich, auftretende Lastschwankungen auszugleichen. Im bisherigen Elektro-
energiesystem konnten fossile Brennstoffe flexibel eingesetzt werden und haben die 
Speicherfunktion indirekt übernommen.2 In den fossilen Stromerzeugungsanlagen 
konnte so die Erzeugung an den Lastverlauf angepasst werden (Lastfolgebetrieb). Mit 
                                                 
 
1 Vgl. Lunz, B., Speichersysteme, 2014, S. 12; vgl. Matthes, F., Power to Gas, 2013, S. 85f. 
2 Vgl. Gerhard S. et al., Batteriespeicher, 2014, S. 2. 
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zunehmendem Ausbau der EE müssen Versorgungsrisiken abgesichert werden, und 
Stromspeicher erhalten, neben dem Ausgleich der volatilen Erzeugung von Wind und 
Photovoltaik und der Glättung der Residuallast, die Aufgaben Erzeugungsüberschüsse 
aufzunehmen.1 Der Betrieb der Speicher kann hierbei auf netztechnische Erfordernisse 
(z. B. Systemdienstleistungen wie Blindleistungs- oder Regelenergiebereitstellung) oder 
auf Stromvermarktungszwecke zur Ausnutzung von Preisunterschieden ausgelegt sein.2 
Das derzeitige Modell zur Systemstabilität wird über den Regelenergiemarkt organi-
siert. Hier wird in vier Submärkte unterschieden: die Momentanreserve sowie die pri-
märe, sekundäre und tertiäre Regelenergie.3 Dabei stehen die Momentanreserve und die 
primäre Regelenergie nach einer Ansprechzeit von 5 s bzw. nach 30 s zur Verfügung.4 
Für den Bereich sind somit Kurzzeitspeicher interessant, die in diesem Zeitintervall ab-
gerufen werden können. Als Folge ihres Einsatzes kann der Stromfluss verstetigt wer-
den. Schwankungen in der Erzeugungs- und der Verbrauchslast können somit reduzie-
ren werden. 5 So verbessert sich die Netzauslastung, wenn durch Stromspeicher die Ein-
speisung von Windkraft- und PV-Anlagen kontinuierlich erfolgt.6 Die sekundäre und 
tertiäre Regelenergie wird nach 5 bzw. 7 min aktiviert. In diesem Marktbereich eignen 
sich flexible Kraftwerksanlagen wie Pumpspeicherkraftwerke. 
Für eine erfolgreiche Integration von Speichern sind technologische Ansätze vorhanden; 
um die fehlende Wirtschaftlichkeit herzustellen, bedarf es jedoch eines stabilen rechtli-
chen Investitionsrahmens. Darauf aufbauende Ausführungen folgen im weiteren Verlauf 
bei der Betrachtung der Studie Stromspeicher in der Energiewende. 
5.5 Aufgabenentwicklung der Verteilnetzbetreiber 
Im Mittelpunkt des neuen Versorgungssystems steht der optimierte Betrieb dezentraler 
regenerativer Erzeugungsanlagen mit wetterabhängigen Einspeisemustern in Abstim-
mung mit steuerbaren Kraftwerken, Verbraucherflexibilitäten und Speichern. Die stra-
                                                 
 
1 Vgl. Buhl, H. U. et al., Echtzeitexperiment, 2012, S. 173. 
2 Vgl. Deutsche Energie-Agentur, Energiespeicher, 2015, Teil 2. 
3 S. TransmissionCode 2007, S. 9ff. 
4 Vgl. 50Hertz Transmission GmbH et al., Primärregelleistung, 2014, S. 6ff.; vgl. Energie-
Forschungszentrum Niedersachsen, Speichertechnologien, 2013, S. 94. 
5 Vgl. DCTI et al., Speichertechnologien, 2013, S. 9. 
6 Vgl. Pape C. et al., Speicher, 2014, S. 6. 
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tegische Grundlage der Optimierung ist die Versorgungsaufgabe der Netzbetreiber unter 
Bezugnahme auf deren Netzplanung, -führung und -betrieb. Auf der operativen Seite 
wird dafür ein intelligentes System für die Prozesssteuerung und Prozessüberwachung 
benötigt, das die Datenübertragung, -verarbeitung und -auswertung integriert. Anreize 
und ein wirtschaftsrechtlich tragfähiges Konzept müssen als Rahmen dazu angepasst 
werden.1 Damit sind z. B. verbunden: 
 steigende Anzahl steuerbarer Lasten und unterbrechbare Verbrauchseinrich-
tungen 
 Einsatz thermischer Speicher, auch zur Umwandlung der Energie aus Wind-
kraft- und PV-Anlagen in Wärme 
 neue Anschlussbegehren für die Ladestationen von Elektrofahrzeugen  
 Einsatz von Akkumulatoren zur Speicherung der elektrischen Energie 
 Zubau von BHKW und Kleinsterzeugungsanlagen in Mittel- und Nieder-
spannungsnetzen 
 Daten- und Informationsverarbeitung innerhalb eines Energieinformations-
netzes unter Berücksichtigung der IT-Sicherheit sowie 
 die Entwicklung von vertrauenswürdigen Abläufen und die Bereitstellung 
von Informationen unter Berücksichtigung des Unbundling.2  
Daraus ergibt sich ein administrativer Bedarf, etwa in Form eines Energie-Daten-
Providers. Diese Aufgabe können Verteilnetzbetreiber, aber auch durchaus andere 
Marktteilnehmer erfüllen. Aus den genannten Entwicklungen leitet sich eine deutliche 
Mengenerhöhung der zu verarbeitenden Messwerte durch Einsatz von zusätzlicher 
Technik zur Sicherung der Versorgungsqualität und Netzsicherheit – auch bei Kleins-
terzeugungseinheiten – ab. Die bisherige Rolle des VNB als alleiniger Kapazitätsdienst-
leister wandelt sich zu einer Art Energiemanager, da der Netzbetreiber die Schnittstelle 
zu allen an das Stromnetz angeschlossenen und den darauf aufsetzenden Marktteilneh-
mern ist. Das Aufgabenspektrum der VNB erweitert sich durch Integration neuer Er-
zeuger und Verbraucher, aktives Systemmanagement, erhöhte Nutzungszyklen der Be-
                                                 
 
1 Vgl. Karg, L. et al., Lastverschiebungspotenziale, 2014, S. 181ff. 
2 Vgl. BDEW, Marktkommunikation, 2015, S. 4ff.; S. § 11 Abs. 1a EnWG. 
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triebsmittel, Datenmanagement und -transparenz. Die Rahmenbedingungen dieser Ent-
wicklung sind das hohe Reliabilitätsniveau, die Vorgaben des Unbundling und der 
Energiewende. Abbildung 33 auf der nächsten Seite fasst die Ausführungen zu ver-
schiedenen Komponenten und Aufgaben zusammen. 
Abbildung 33: Komponenten und Aufgaben Verteilnetzbetreiber 
 
Quelle: eigene Darstellung 
Die zentrale Fragestellung für Netzbetreiber ist die strategische Aufstellung als Schnitt-
stelle aller Marktakteure z. B. in Form eines Datenlieferanten oder einer  
–plattform im Energieversorgungssystem inklusive der Erfüllung der daraus resultie-
renden Aufgaben und Verantwortlichkeiten. Dies erfordert Personal und Kompe-
tenzaufbau sowie Investitionen in die IKT-Struktur der Netze und der angeschlossenen 
Akteure. Alternativ können diese Aufgaben von zertifizierten Dritten aggregiert über-
nommen werden. Die Vorteile einer Aufgabenübernahme durch Netzbetreiber sind Ska-
leneffekte in der Datenverarbeitung, da Daten zur Netzstabilität bereits verarbeitet wer-
den. Hervorzuheben ist jedoch neben der fachlichen Eignung der Aufgabenübernahme 
der komparative Vorteil der Netzbetreiber: Sie haben Kenntnisse über das lokale Netz. 
Der Vorzug einer Lösung mit dezentralem Charakter ist es, neue Lösungen zu generie-































Durch die vielfältigen Veränderungen sind alle Akteure aufgerufen, ihr Verständnis 
über die Aufgabenentwicklung der Netzbetreiber zu überprüfen. Derzeit ist jedoch un-
klar, in welche Richtung die Entwicklung weitergeht. Eine verbindliche Ausgestaltung 
der Rolle des Netzbetreibers als Energie- und Dienstleistungsmanager ist nichtsdestot-
rotz notwendig. Die Auffassung der Bundesnetzagentur ist als Folge ihrer regulatori-
schen Rolle von herausragender Bedeutung. Eine klar definierte Aufgaben- und Rollen-
verteilung sowie Anreize zur Veränderung sind unerlässlich. Die neue Rolle als Ener-
gie- und Datendrehscheibe werden privatwirtschaftlich organisierte Netzbetreiber mög-
licherweise nur mit Aussicht auf Gewinnerzielung oder aufgrund eine staatlichen Ver-
pflichtung als Anpassung im Regulierungsrahmen erfüllen. Ein alternatives Instrument 
ist die Setzung finanzieller Anreize in Form von Zusatz-Renditen auf operative Tätig-
keiten. Denkbar sind zudem weitere Geschäftsfelder für Netzbetreiber. 
5.6 Ausgewählte Untersuchungen zur Netzentwicklung 
Für die Einordnung der hier durchgeführten Untersuchung und Datenauswertung ist es 
hilfreich, vorhandene Forschungsergebnisse zu dieser Problemstellung zu betrachten. In 
einer Vielzahl von Studien und themenorientierter Literatur wurden bereits Untersu-
chungen zur Netzentwicklung unter den Rahmenbedingungen der Energiewende durch-
geführt. Die verwendete Methodik und die Fragestellungen unterscheiden sich jedoch 
teilweise wesentlich, so dass ein Ergebnisvergleich und eine Gegenüberstellung des 
Aufbaus aller Untersuchungen nicht sinnvoll erscheinen.  
Die hier vorgenommene Auswahl an fünf Untersuchungen stellt einen strukturierten 
Querschnitt dar und soll einen Überblick über die Ergebnisse der ausgewählten Studien 
und den Netzentwicklungsplan Strom geben. Auswahlkriterium für die Studien ist, dass 
jeweils das Verteilnetz als zentraler Forschungsgegenstand betrachtet wird. Neben den 
Untersuchungen zum Netzausbau sind thematisch mit den Stromspeichern und der Ein-
führung von Smart Meter weiterführende Aspekte in die Auswahl eingeflossen. Der 
Netzentwicklungsplan Strom geht über den Schwerpunkt Verteilnetze hinaus und bildet 
Entwicklungen auf der Erzeugungsseite und generelle Netzausbaunotwendigkeiten ab. 
Er wird von den ÜNB erstellt, wobei die VNB in den Erstellungsprozess eingebunden 




 dena: Verteilnetzstudie 2012 
 Netzentwicklungsplan Strom 2013 
 Plattform Energienetze: Verteilernetzstudie 2014 
 Agora Energiewende: Stromspeicher in der Energiewende 2014 
 dena: Einführung von Smart Meter in Deutschland 2014 
5.6.1 dena: Verteilnetzstudie 2012 
Titel: „Ausbau- und Innovationsbedarf der Stromverteilnetze in 
Deutschland bis 2030“ 
Initiatoren/Herausgeber Deutsche Energie-Agentur (dena), Technische Universität 
Dortmund / ef. Ruhr GmbH, Prof. Dr. Gert Brunekreeft 
Veröffentlichung  Dezember 2012 
Objekte Quantifizierung Ausbaubedarf der deutschen Stromver-
teilnetze bis 2030, Variantenrechnung zum Investitionsbe-
darf, Analyse regulatorischer Rahmen 
Methodik Quantitative Netzmodellierung, Szenarienbetrachtung 
Ausbau EE, qualitative Analyse regulatorischer Rahmen 
 
Vorläufer der Verteilnetzstudie 2012 sind die dena-Netzstudien I und II aus den Jahren 
2005 und 2010. Die Autoren beschäftigten sich zunächst mit der Integration von Wind-
energie in das Stromnetz und anschließend mit der Integration der gesamten EE in die 
deutsche Stromversorgung.1 Auf Ebene der Stromverteilnetze ist die dena-
Verteilnetzstudie bundesweit die erste systematische Untersuchung dazu. Sie dokumen-
tiert die wachsende Bedeutung und Aufgabenbreite für Stromverteilnetze im Vergleich 
zum vorherigen Versorgungssystem. Die Studie betrachtet insbesondere folgende Fra-
gestellungen: 
1. Wie entwickelt sich die Netz-, Erzeugungs- und Laststruktur in Deutschland? 
2. Wie hoch ist der Aus- und Umbaubedarf bei Berücksichtigung geeigneter Flexi-
bilisierungsmaßnahmen und bei Beibehaltung der hohen Versorgungsicherheit? 
3. Wie können regulatorische Rahmenbedingungen aussehen, die den Wandel in 
den Stromverteilnetzen begleiten?2 
                                                 
 
1 Weiterführende Darstellungen in Deutsche Energie-Agentur, Netzstudie, 2005 und Deutsche Energie-
Agentur, Netzstudie II, 2010. 
2 Vgl. Kohler, S. et al., dena-Verteilnetzstudie, 2013, S. 8f. 
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Das Studiendesign ermöglicht die Einbindung verschiedenster Stakeholder aus Wissen-
schaft, Wirtschaft, Politik und Verbänden in den Diskussionsprozess. Zentrale Baustei-
ne sind die Projektsteuergruppe, bestehend aus Vertretern der Verteilnetzbetreiber und 
der dena, sowie die Forschungspartner für den technischen Teil Professor Rehtanz und 
für den regulatorischen Teil Professor Brunekreeft. Mit vertreten sind außerdem ein 
technischer und regulatorischer Expertenkreis für spezielle Detailfragen, ein Fachbeirat 
zur allgemeinen Beratung und die Prüfgutachter zur Prüfung der Studienergebnisse. Die 
Unternehmensvertreter haben aufgrund ihrer Einbindung Zugang zu Realdaten gewährt.  
Um den unterschiedlichen Anforderungen von Seiten der Technik und von Seiten der 
Regulierung zu genügen, teilt sich die Studie in ein technisches und ein regulatorisches 
Gutachten auf. Die technische Analyse dokumentiert die Anpassung der Stromverteil-
netze an die Aufnahme von EE. Als Grundlage dient hier zum einen das Leitszenario 
des Netzentwicklungsplans 2012, das für 2030 einen Anteil regenerativer Energie an der 
Stromerzeugung in Höhe von 62 % erwartet. Zum anderen baut die Analyse auf dem 
Bundesländerszenario auf, das für 2030 einen EE-Anteil an der Bruttostromnachfrage 
von 82 % in Augenschein genommen. Für die Analyse werden die Spannungsebenen 
Hoch-, Mittel- und Niederspannung betrachtet. Anhand der realen Netzdaten von 16 
VNB in Deutschland wird der Betriebsmittel- und Investitionsbedarf auf Deutschland-
ebene hochgerechnet. Die Hochrechnung erfolgt anhand der zwei o.g. Szenarien in ver-
schiedenen Varianten der Netzplanung. Als Instrumente dienen u.a. eine Clusteranalyse 
der Netze sowie modellbasierte Netzberechnungen. Das Ergebnis sind Erweiterungsin-
vestitionen in Deutschland für die Basis- und Variantenrechnungen. Das regulatorische 
Gutachten baut auf diesen Ergebnissen auf und setzt sie in Simulationen zu Ersatzinves-
titionen und Netzkosten um. Sie basieren auf einer Klassifizierung der VNB nach Inves-
titionsbedarf. Am Ende stehen Aussagen zur Suffizienz der Anreizregulierung bezüglich 
der Investitionsbewältigung durch die VNB, da die jeweiligen Erlösobergrenzen dem 
Investitionsbedarf der VNB gegenübergestellt werden. 
Im Ergebnis ist der Ausbau-, Umbau- und Innovationsbedarf im deutschen Stromver-
teilnetz bis 2030 groß. Für diesen Zeitraum wird ein Ausbaubedarf von insgesamt 
135.000 km festgestellt. Der Großteil erstreckt sich auf die Ebenen der Mittelspannung 
mit 72.100 km und der Niederspannung mit 51.600 km. Insgesamt handelt es sich um 
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einen prognostizierten Investitionsbedarf bis 2030 zwischen 27,4 Mrd. EUR im Leits-
zenario des Netzentwicklungsplans 2012 und 42,5 Mrd. EUR im Bundesländerszenario. 
Das nachfolgende Balkendiagramm in Abbildung34 auf der nächsten Seite fasst den 
Investitionsbedarf für die in der Studie betrachteten Jahre und Spannungsebenen zu-
sammen. 
Abbildung 34: Investitionsbedarf im Verteilnetz 
 
Quelle: Vgl. Deutsche Energie-Agentur, Verteilnetzstudie - Basisszenario, 2012 
Im Hinblick auf das regulatorische Umfeld zeigte sich, dass insbesondere für VNB mit 
hohem Ersatz- und Erweiterungsbedarf eine Erwirtschaftung der gesetzlich vorgesehe-
nen Rendite nicht möglich war. Zum Zeitpunkt der Studie bestanden unzulängliche An-
reize, um notwendige Investitionen zu finanzieren. Eine Verbesserung der Investitions-
bedingungen wurde durch den in der ersten Regulierungsperiode vorhandenen Erweite-
rungsfaktor erreicht. Gleichwohl verteilte dieser die zusätzlichen Erlöse nicht entspre-
chend den tatsächlich entstehenden Erweiterungsmaßnahmen. Insbesondere für VNB 
mit hohem Erweiterungsbedarf war die vorgesehene Rendite auch mit Hilfe des Erwei-
terungsfaktors unerreichbar. Das wirtschaftliche Auskommen der ARegV war im Er-
gebnis nicht für alle VNB gegeben. Letztlich waren die VNB mit hohem Erweiterungs-
bedarf, den Entwicklungen der Energiewende und den gesetzlichen Rahmenbedingun-


















temalternativen in Deutschland, eine Quantifizierung der Erzeugungsüberschüsse und 
die Frage, wie mit ihnen umgegangen wird, blieben unbeachtet. 
5.6.2 Netzentwicklungsplan Strom 2013 
Titel:    „Netzentwicklungsplan Strom 2013“ 
Initiatoren/Herausgeber 50Hertz, Amprion, Tennet TSO, TransnetBW, Bundes-
netzagentur 
Zeitraum   seit 2012 jedes Jahr fortlaufend 
Objekte   ÜNB, VNB, Netzgebiete 
Methodik   Quantitative Netzsimulationen, Szenariobetrachtung 
 
Die Entwicklung des NEP ist ein fortlaufender, iterativer Prozess. Zweijährlich werden 
energiewirtschaftliche und technologische Entwicklungen zeitnah berücksichtigt. Die 
Grundlage bildet der Szenariorahmen, der auf den Eingangsgrößen Art, Menge und ge-
ografische Verteilung der regenerativen Erzeugung, der Verbrauchs- und der Kraft-
werksparkentwicklung für die kommenden zehn beziehungsweise zwanzig Jahre ba-
siert. Der Szenariorahmen wird von den Betreibern der Übertagungsnetze erarbeitet und 
von der Öffentlichkeit evaluiert. An dieser Stelle können dann VNB ihre Anmerkungen 
in den Prozess einbringen. Laut § 12b (3) Satz 3 sind: 
die Betreiber von Elektrizitätsverteilernetzen […] verpflichtet, mit den Betreibern von 
Übertragungsnetzen in dem Umfang zusammenzuarbeiten, der erforderlich ist, um eine 
sachgerechte Erstellung des Netzentwicklungsplans zu gewährleisten; […] 
Das Endergebnis der Szenarien wird von der Bundesnetzagentur genehmigt. Der NEP 
baut darauf auf und trägt die den Szenarien folgenden Netzausbaumaßnahmen zusam-
men. Richtschnur ist dabei eine für die Öffentlichkeit nachvollziehbare Darstellung, da 
der NEP in insgesamt drei Entwürfen der Gesellschaft für Äußerungen zur Verfügung 
gestellt wird.  
Innerhalb der Netzausbaubedarfsermittlung spielt der NEP eine gewichtige Rolle. Nach 
der Genehmigung durch die Bundesnetzagentur dient der Bundesbedarfsplan als gesetz-
liche Grundlage und fließt als Planungsgrundlage in die anschließende Bundesfachpla-
nung und die Planfeststellungsverfahren mit ein. Den einzelnen Planfeststellungsverfah-
ren nimmt der NEP allerdings keine finalen Ergebnisse vorweg und enthält dementspre-
chend keine gesetzlich verpflichtende Netzplanung, an der genaue Kosten ableitbar wä-
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ren. Im Ergebnis sind die Erstellung und die Einordnung des NEP in die Bedarfsermitt-
lungs- und tatsächlichen Planungsprozesse zu unterscheiden. 
Große Bedeutung für die zentralen Ergebnisse des NEP haben die Ausbauziele der 
Bundesregierung für die Offshore-Windenergie. Diese sehen vor, bis zum Jahr 2030 
25.000 MW installierte Leistung in Nord- und Ostsee zu errichten. Diese Entwicklung 
führt im Vergleich zum vorhergehenden NEP zu einer Bestätigung des Ausbaubedarfs 
von 3.800 km an Übertragungsnetzen. Unter dem Gesichtspunkt der installierten Leis-
tung sind die Übertragungsleitungen aus dem Norden in den Süden im Vergleich zum 
NEP 2012 um 5 GW erweitert worden. Die Investitionskosten stiegen in der Kalkulati-
on um 1 Mrd. EUR auf bis 2023 geschätzte 23 Mrd. EUR.  
Durch den zeitlichen Umfang der Investitionsprojekte und die zweijährliche Erstellung 
des NEP wird das Ziel der Investitionssicherheit unterlaufen. Die zweijährliche Ein-
flussnahme auf die Planungsgrundlage schafft auf der einen Seite Transparenz, auf der 
anderen Seite bekommt der NEP dadurch einen immerwährenden vorläufigen Charak-
ter. 
5.6.3 Plattform Energienetze: Verteilernetzstudie 2014 
Titel:    „Moderne Verteilernetze für Deutschland“ 
Initiatoren/Herausgeber Studie im Auftrag des Bundesministeriums für Wirtschaft 
und Energie, E-Bridge Consulting GmbH, Institut für 
Elektrische Anlagen und Energiewirtschaft der RWTH 
Aachen (IAEW), Offis – Institut für Informatik, ein  
An-Institut der Universität Oldenburg 
Veröffentlichung  September 2014 
Objekte   Quantifizierung Ausbaubedarf deutscher elektrischer 
Verteilernetze bis 2032, Anforderungen an bestehende 
Netzstruktur 
Methodik   Quantitative Modellnetzsimulation, Szenarioanalyse, 
qualitative Handlungsempfehlungen zur Netzplanung 
 
Das oberste Ziel der Studie ist, den Ausbaubedarf der deutschen elektrischen Verteiler-
netze bis 2032 zu quantifizieren. Dies erfolgt anhand eines Kosten- Nutzen-Vergleichs 
zwischen konventionellem Netzausbau und dem Einsatz innovativer Planungskonzepte 
und Technologien wie Erzeugungsmanagement, Blindleistungsmanagement, Lastma-
nagement und intelligente Netztechnologien. Das Ergebnis sind formulierte Umset-
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zungshindernisse und Empfehlungen zu ordnungspolitischen Maßnahmen, die den Ver-
ordnungsgebungsprozess begleiten. 
Der modulare Studien- und Modellaufbau ermöglicht die Betrachtung heterogener 
Netzstrukturen. Eine Simulation der einzelnen VNB ist nicht möglich, daher werden die 
Modellnetzklassen als Abbildung der Versorgungsaufgabe genutzt. Hierzu werden Ver-
teilernetzbetreiber in acht Modellnetzklassen für die Mittelspannungsebene und zehn 
Modellnetzklassen für die Niederspannungsebene eingeteilt, deren Entwicklung in ver-
schiedenen Zubaupfaden bis 2032 simuliert wurde. Diese werden zum Großteil aus der 
Verteilung von Verbrauchslasten und der Einspeisung von EE-Anlagen geprägt. Durch 
die Verwendung realer Netzstrukturparameter werden mehrere 100.000 Modellnetze je 
Modellnetzklasse erstellt, die in Summe das Verteilnetz in seiner aktuellen Ausprägung 
wiedergeben. Die einzelnen Zubaupfade werden darauf aufbauend für jedes Modellnetz 
berechnet. Aus der anschließenden Simulation ergeben sich die Lastflüsse und der 
Netzausbaubedarf. Hierbei wird der Netzausbaubedarf anhand der Anwendung intelli-
genter Technologien und der Anwendung konventioneller Planungsgrundsätze differen-
ziert. Die Simulationsergebnisse werden nach Regionen und nach Spannungsebenen in 
Deutschland aggregiert und angesichts ihrer gesamtwirtschaftlichen Kosten bewertet.1 
Die Gesamtergebnisse bestätigen die Aussagen der dena-Verteilnetzstudie. Im Zubau-
pfad „Bundesländerszenario“ – zugleich das Maximalszenario – werden bis 2032 206 
GW installierte Leistung an EE-Anlagen in deutschen Verteilernetzen angeschlossen. 
Dies ruft einen kumulierten Investitionsbedarf von 48,9 Mrd. EUR hervor. Neben einer 
Reihe weiterer spezifischer Aussagen zur Wirksamkeit innovativer Planungskonzepte 
und Technologien, werden durch den Einsatz ebendieser im Vergleich zur dena-Studie 
lediglich abgeschwächte Einsparpotenziale in Höhe von 20 % der Gesamtkosten bis 
2032 gesehen. Die dena-Studie kam im Ergebnis zu einem 50 %igen Einsparpotenzial 
der Investitionen. Hervorzuheben ist zudem das Potenzial der Abregelung von Erzeu-
gungsspitzen. Hier können laut Verteilernetzstudie durch die Abregelung von 3 % der 
jährlichen Einspeisespitzen von EE-Anlagen bereits 40 % des Netzausbaus eingespart 
werden. Es zeigt sich, dass ein auf maximale Aufnahmefähigkeit ausgelegter Netzaus-
                                                 
 
1 Vgl. Bundesministerium für Wirtschaft und Technologie, Verteilernetzstudie, 2014, S. 17. 
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bau zu unverhältnismäßigen Gesamtkosten führt und das Erzeugungsmanagement in die 
Netzplanung zu integrieren ist. 
Die Modellberechnungen verdeutlichen, dass der Ausbaubedarf vorwiegend auf der 
MS-Ebene stattfindet. Hier sind 64 % der VNB vom Netzausbau betroffen, während es 
im NS-Bereich nur 35 % sind. Darüber hinaus liegt der durchschnittliche Ausbaubedarf 
bei Netzbetreibern in den zwei am höchsten eingestuften Modellklassen im MS-Bereich 
zwischen 40-70 %, im Vergleich zu 8-13 % im NS-Bereich. Festzuhalten bleibt, dass 
die Integration von PV-Anlagen den Ausbau im NS-Bereich vorantreibt, während der 
Ausbau im MS-Bereich neben der Windeinspeisung auch vom EE-Zubau in den unter-
lagerten Netzen mitbestimmt wird. Als Folge findet der Netzausbedarf überwiegend in 
ländlich geprägten und weniger in städtisch geprägten Verteilnetzen statt. 
Als Empfehlung schließt die Untersuchung mit der regulatorischen Differenzierung der 
Netzbetreiber nach EE-Einspeisung und einer Wahlfreiheit der im Netzausbau anzu-
wendenden Technologie. Das Ziel der Vergleichmäßigung der Netzausbaukosten zwi-
schen den Regionen wird als ordnungspolitische Herausforderung formuliert. Aus regu-
latorischer Sicht bleiben die Einführung und Kostenaufteilung der Smart Meter und die 
Frage nach einer veränderten Netzentgeltsystematik unberücksichtigt.  
5.6.4 Agora Energiewende: Stromspeicher in der Energiewende 2014 
Titel: „Stromspeicher in der Energiewende – Untersuchung zum 
Bedarf an neuen Stromspeichern in Deutschland für den 
Erzeugungsausgleich, Systemdienstleistungen und im Ver-
teilnetz“ 
Initiatoren/Herausgeber Studie im Auftrag der Agora Energiewende, Forschungs-
stelle für Energienetze und Energiespeicher OTH Regens-
burg (FENES), Institut für Elektrische Anlagen und Ener-
giewirtschaft der RWTH Aachen (IAEW), ef. Ruhr 
GmbH, Institut für Stromrichtertechnik und Elektrische 
Antriebe der RWTH Aachen (ISEA) 
Veröffentlichung  September 2014 
Objekte Bedarf von Stromspeichern im Übertragungs- und Verteil-
netz bis 2033 und bei 90 % Anteil erneuerbarer Energien 
in der Erzeugung 





Die Studie leistet einen Beitrag, um die Diskussion zu Stromspeichern weiterzuentwi-
ckeln und zu strukturieren. Sie ordnet den Begriff der Stromspeicher ein und veran-
schaulicht den Bedarf an Stromspeichern in den verschiedenen Anwendungen. Diese 
sind der Ausgleich zwischen Stromerzeugung und Nachfrage und die Systemdienstleis-
tungen im Stromsektor. Hierfür werden insbesondere Märkte für Batterien und Power-
to-Gas und andere Power-to-Anwendungen untersucht. Die Analysen umfassen einen 
Szenarienvergleich zur Entwicklung der Stromspeicher auf Ebene des Übertragungs- 
und Verteilnetzes sowie eine qualitative Bewertung von einzelnen Systemdienstleistun-
gen und die Abschätzung zukünftiger Märkte. 
Die verwendeten Methoden zielen auf eine gesamtwirtschaftliche Betrachtung mit Fo-
kus auf den Systemgesamtkosten der Stromerzeugung ab. Dazu werden quantitative 
Modellierungen der zukünftigen Stromerzeugung auf Ebene des Übertragungsnetzes 
durchgeführt und der erforderliche Netzausbau auf Verteilnetzebene abgeschätzt. Zu 
betonen ist die vollständige, quantitative Datenangabe der Annahmen und Szenarien im 
Anhang der Studie. 
Im Ergebnis lassen sich folgende drei Schlussfolgerungen festhalten: Erstens muss der 
Ausbau der erneuerbaren Energien nicht auf den Ausbau der Stromspeicher warten. In 
den kommenden zwei Jahrzehnten sind andere Flexibilitätsoptionen wie beispielsweise 
Lastmanagement oder Stromimport- und -export günstiger. Zweitens wird ein dynami-
sches Wachstum des Marktes für Energiespeicher angenommen. Neben der Energie-
wirtschaft sind hier insbesondere andere Anwendungsfelder, wie der Verkehrs- oder 
Chemiesektor, Treiber der Entwicklung. Zuletzt werden die regulatorischen Rahmenbe-
dingungen für Stromspeicher zur Teilnahme an Flexibilitätsmärkten wie z. B. am Regel-
leistungs- oder Kapazitätsmarkt diskutiert. Die Empfehlung der Studie lautet, diese 
Märkte technologieoffen zu gestalten und somit den Zugang von Stromspeichern zu 
ermöglichen. Aus Verteilnetzsicht hervorzuheben ist die Schlussfolgerung, Speicher als 
Elemente in den Baukasten der Netzbetreiber aufzunehmen. Dies würde eine Refinan-
zierung über die Erlösobergrenze ermöglichen und in speziellen Fällen kostengünstiger 




5.6.5 dena: Einführung von Smart Meter in Deutschland 2014 
Titel: „Einführung von Smart Meter in Deutschland. Analyse 
von Rolloutszenarien und ihrer regulatorischen Implikati-
onen“ (kurz: dena-Smart-Meter-Studie; dena-SMS). 
Projektleitung:   Deutsche Energie-Agentur (dena) 
Projektpartner:  AllgäuNetz GmbH & Co. KG, DREWAG NETZ GmbH, 
Die Netzwerkpartner e.V., E.DIS AG, EWE NETZ 
GmbH, Mitteldeutsche Netzgesellschaft Strom mbH, 
münsterNETZ GmbH, Netze BW GmbH, RWE Metering 
GmbH, Stromnetz Berlin GmbH, Thüga Aktiengesell-
schaft. 
Forschungspartner:  Kostengutachten: Deloitte & Touche GmbH unter Leitung 
von Ludwig Einhellig 
Netzgutachten: TU Dortmund / ef. Ruhr unter Leitung von 
Prof. Dr.-Ing. Christian Rehtanz 
Regulatorisches Gutachten: Jacobs University Bremen un-
ter Leitung von Prof. Dr. Gert Brunekreeft 
Veröffentlichung  Juli 2014 
 
Die dena-Smart-Meter-Studie (SMS) leistet einen Beitrag zur Diskussion über die Not-
wendigkeit von Smart Meter (SM) in Deutschland. Hintergrund ist der andauernde 
Ausbau von dezentralen Erzeugungsanlagen, der Veränderungsprozesse und eine Neu-
organisation der Netzbetreiber nach sich zieht. Hierfür spielen Monitoring- und Steuer-
einrichtungen zukünftig eine wichtige Rolle. Das Ziel der Einführung von SM ist die 
verbesserte Datengenerierung in Verbrauchsgruppen, die weniger als das bisher mit 
einer registrierten Leistungsmessung ausgestattete Kundensegment von 100.000 kWh 
Jahresverbrauch aufweisen. Durch die verbesserte Datenlage sollen Anreize entstehen, 
die EE-Erzeugung mit der Verbrauchssituation zu harmonisieren: Konkret dienen die 
SM einer verbesserten Verbrauchsdaten- und Netzzustandsdatenerfassung – insbesonde-
re auf niederen Spannungsebenen. Darüber hinaus ermöglichen sie den Marktakteuren 
durch die Informationsaufbereitung der Verbrauchsdatenmessung bisher ungenutzte 
Energieeffizienzpotenziale zu erschließen. Sie bilden die Voraussetzung für veränderte 
Lastprofile und veränderte Tarifangebote. 
In verschiedenen Szenarien werden Handlungsempfehlungen für einen SM Rollout 
(SMRO) erläutert. Die zwei dargestellten Szenarien unterscheiden sich in der Einbau-
pflicht von intelligenten Messsystemen (iMSys) und intelligenten Zählern (iZ) sowie in 
der Möglichkeit eines aktiven Einspeisemanagements für EE-Erzeuger. Lastverschie-
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bungspotenziale gelten für beide Szenarien. Der Betrachtungszeitraum liegt zwischen 
2016 und 2030. Anhand struktureller Parameter werden drei virtuelle Netzbetreiber-
Typen gebildet: städtische, halbstädtische und ländliche. 
Ziel der Studie ist es, eine operative Ausgestaltung des SMRO, den spezifische Nutzen 
von SM zur Vermeidung von Netzausbau und -umbau sowie eine künftige Netzplanung 
darzulegen. Außerdem soll ein Beitrag für die weitere Ausgestaltung der gesetzlichen 
Rahmenbedingungen geleistet werden. Hierzu werden ein Kostengutachten, ein Netz-
gutachten und ein regulatorisches Gutachten vorgestellt. Diese wurden jeweils mit den 
oben genannten Forschungspartnern erarbeitet. Im Folgenden wird aufgrund des 
Schwerpunktes dieser Arbeit das regulatorische Gutachten vorgestellt. 
Im regulatorischen Gutachten werden die Effekte dreier Regulierungsmodelle unter-
sucht: Erlösobergrenze mit Regulierungskonto (EOG mit RegK), EOG CAPEX t-0 (E-
OG Ansatz ohne CAPEX Zeitverzug) und Preisobergrenze (POG). Die Modellvarianten 
werden nach ihrem Umgang mit den SMRO-Kosten qualitativ und quantitativ beurteilt. 
Kriterien sind die Kostendeckung, der Wettbewerb auf dem Messstellenbetrieb und die 
zeitliche Verstetigung der Kosten – also eine möglichst gleichmäßig intertemporale 
Verteilung der Kosten. Im Ergebnis zeigt sich, dass das Zieldreieck aus Kostendeckung, 
Wettbewerb und zeitlicher Verstetigung bei keiner Modellvariante gleichzeitig erreich-
bar ist und die künftige Kostenanerkennung des SMRO offen bleibt. 
Im Ausblick der Studie wird festgehalten, dass keine abschließenden Erkenntnisse vor-
liegen, ob SM einen Beitrag zur erfolgreichen Umsetzung der Energiewende in 
Deutschland leisten. Weitere Einsatz- und Nutzenfelder von SM müssen genauer analy-
siert werden. Insbesondere in Abwägung der Einsatzgebiete von iMSys gegenüber iZ 
wird empfohlen, weitere Analysen durchzuführen. 
Die genaue Ausgestaltung eines Regulierungsmodells wird als nächster, wichtiger 
Schritt definiert. Das enorme Finanzierungsvolumen stellt dabei eine große volkswirt-
schaftliche Herausforderung dar. Es ist wichtig, dass die Kosten eines SMRO möglichst 
adäquat durch die Regulierung abgebildet werden. Die untersuchten Regulierungsmo-
delle erscheinen aufgrund der heterogenen Strukturen der Netzbetreiber schwer reali-
sierbar. Zur sachgerechten Kostenermittlung sind geeignete, die netzspezifischen Gege-
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benheiten berücksichtigende Kostenanalysen notwendig. Hierfür muss ein neues Regu-
lierungsmodell definiert werden. 
5.6.6 Studiensynopse Netzausbau und kritische Würdigung der Untersuchungs-
ergebnisse 
Das Wissen um Trends und deren quantifizierte und qualitative Abschätzung zukünfti-
ger Entwicklungen ist unentbehrlich für eine pro-aktive Unternehmenspolitik der Netz-
betreiber. Insbesondere ist die Trendbeobachtung hilfreich für die strategische Einord-
nung langfristiger Investitionsentscheidungen für die Betriebsmittel der Stromnetze. Bei 
den betrachteten Studien handelt es sich um allgemein zugängliche Analyseergebnisse, 
die wissenschaftlichen Ausarbeitungsstandards entsprechen. Sie begleiten die Diskussi-
on über die Verteilnetze im Kontext der Energiewende und finden eine hohe Akzeptanz 
in der Wissenschaft, der Energiewirtschaft und der allgemeinen Öffentlichkeit. Eine 
kritische Würdigung umfasst eine Einordnung der Ergebnisse in einen Themenrahmen 
und basiert in der Regel auf einer individuellen Sichtweise. Sie kann in unterschiedli-
cher Form erfolgen. Möglich ist eine kritische Auseinandersetzung mit den Fragestel-
lungen, angewendeten Verfahren oder Argumentationslinien. Dies soll hier nicht erfol-
gen. Vielmehr ist der Nutzen der Studien im Kontext der Problembetrachtung der Ver-
teilnetze in der Energiewende Gegenstand der durchgeführten kritischen Würdigung. 
Die ausgewählten Studien sind öffentlich zugänglich, und die angewendeten Verfahren 
und Daten sind nachvollziehbar. Ebenso sind eine klare Strukturierung der Arbeiten und 
eine Abgrenzung zu weiterführenden Fragestellungen erkennbar. Hingegen kann eine 
vollständige Wertneutralität in der Ergebnisbewertung nicht vollends unterstellt werden. 
So sind Annahmen, Prognosen und Szenarien zu überprüfen, da mit ihnen Unsicherhei-
ten einhergehen.  
In ihrer zeitlichen Erscheinungsreihenfolge bauen die Studien des BMWi und der Agora 
Energiewende auf der dena-Verteilnetzstudie auf, welche die Verteilnetze erstmals als 
zentrales Erkenntnisobjekt zum Inhalt hatte. Sie erweitern den Forschungsrahmen und 
bestätigen die Relevanz der Fragestellungen um die Verteilnetze. Die Verteilernetzstu-
die verbessert die Darstellungstiefe durch eine Differenzierung in Regionen und Span-
nungsebenen. Bei der Studie der Agora Energiewende liegt der explizite Fokus auf dem 
Thema der Stromspeicher und deren Rolle im Verteilnetz. Die Arbeit ordnet die Be-
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grifflichkeit der Stromspeicher in die Verteilnetzbetrachtung ein. Im Ergebnis liefern 
die Studien Orientierung und einen Rahmen für die politische und praktische Umset-
zungsdiskussion der Energiewende und der Regulierung in den Verteilnetzen. 
Für die konkrete Ermittlung des Netzausbaubedarfs im Verteilnetz nach Netzebenen 
sind seit 2011 allein drei große Untersuchungen entstanden: BDEW-Verteilnetzstudie, 
dena-Verteilnetzstudie und BMWi-Verteilernetzstudie. Dabei wird der Netzausbaube-
darf im Verteilnetz in verschiedenen Szenarien und Zeitbezügen betrachtet. Die zentra-
len Ergebnisse sind in den auf den nächsten Seiten folgenden Tabellen 8 und 9 aufge-
führt. Tabelle 8 zeigt das Erscheinungs- und Bezugsjahr der Studien auf, sowie die Er-
gebnisse in Ausbaukilometern den Netzebenen zugeordnet. Die vorletzte Spalte fasst 
den Ausbaubedarf zusammen, und die letzte Spalte zeigt den errechneten Gesamtinves-
titionsbedarf auf. Es wird deutlich, dass sich die Ergebnisse je nach verwendetem Sze-
nario maßgeblich – auch innerhalb der Studien – unterscheiden. Allein die Spannbreite 
im Ausbaubedarf liegt zwischen 380.650 km und 131.317 km. Das korrespondiert mit 
den Ergebnissen zum Investitionsbedarf, sie weisen eine Spannbreite für das Bezugsjahr 
2032 von 48,9 Mrd. EUR und 23,2 Mrd. EUR auf. Ebenso wurde allein in der Untersu-
chung des BDEW für das Bezugsjahr 2020 ein Investitionskorridor zwischen 10 und 27 





Tabelle 8: Studiensynopse Netzausbaubedarf im Verteilnetz nach Netzebenen 
 
Quelle: eigene Zusammenstellung aus den vorliegenden Studien 
Die Tabelle 9 auf der nächsten Seite setzt die Betrachtung fort und zeigt die Ergebnisse 
zu den verwendeten Kosten auf. Im Vergleich der Kosten je Spannungsebenen in EUR 
je km liegt die Hochspannungsebene mit großem Abstand vorn. So betragen die mini-
malen Kosten der Studien für die Hochspannung, Mittelspannung und Niederspannung 
200.000 EUR/km, 80.000 EUR/km und 49.166 EUR/km. Das gerundete Verhältnis zwi-
schen Hoch- und Niederspannung liegt bei 4 zu 1. Bei den maximalen Kosten sind die 
Werte analog der oberen Reihenfolge bei 990.987,5 EUR/km, 167.970,4 EUR/km und 
92.076,3 EUR/km. Das gerundete Verhältnis zwischen der Hoch- und Niederspannung 














































2011 2020 650               140.000          240.000             380.650        21-27
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Tabelle 9: Studiensynopse Kosten – Netzausbau im Verteilnetz nach Netzebenen 
 
Quelle: eigene Zusammenstellung aus den vorliegenden Studien, eigene Berechnungen 
Ein wesentlicher Kritikpunkt an den ausgewählten Studien ist die Überdimensionierung 
der im Zusammenhang mit dem beschriebenen Systemumbau benötigten Netzinfra-
struktur. Die Annahme, dass die erzeugte Elektrizität auch bei hoher Einspeisung aus 
erneuerbaren Energiequellen stets abgenommen und transportiert werden muss, bedeu-
tet nicht zwangsläufig einen volkswirtschaftlich optimalen Netzausbau. Dieser ist gege-
ben, wenn der Nutzen aus sinkenden Erzeugungskosten die Netzausbaukosten über-
steigt.1 Gleiches gilt für die Errichtung von Speicherkapazitäten. Die Untersuchungser-
gebnisse müssen auf ihren volkswirtschaftlichen Nutzen hin überprüft werden. 
5.7 Zwischenfazit  
In den Kapiteln 3 bis 5 wurden die Energiepolitik mit der aus ihr hervorgegangenen 
Energiewende und ihre konkreten Auswirkungen auf die Verteilnetze unter Berücksich-
tigung einer empirischen Analyse zur Entwicklung der erneuerbaren Energien beschrie-
ben. Die für diese Arbeit relevanten Ergebnisse lassen sich wie folgt zusammenfassen: 
                                                 
 














































200.000       80.000      49.167          0,1 11,2 11,8
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 Die Energiepolitik formuliert strategische Ziele, die aber faktisch impulsgetrie-
ben verändert werden können. Im Lichte der Ergebnisse der Untersuchung ver-
birgt sich hinter dem Begriff der Energiewende die veränderte Priorisierung im 
energiepolitischen Zieldreieck mit einer definierten Auswahl der Instrumente 
und Technologien. Sie ist eine politisch beschlossene und von Diskontinuitäten 
geprägte, technologiegetriebene Veränderung der Stromerzeugung mit unmittel-
baren Auswirkungen auf die Struktur und den Betrieb der Stromnetze sowie auf 
den Stromverbrauch. Der Stromsektor ist durch die quantitativen Ziele aus dem 
Energiekonzept der Vorreiter bei der Umstellung auf erneuerbare Energieerzeu-
gung. Wesentlich in der Perspektive der Netzbetreiber ist das Erfordernis einer 
Erhöhung ihres Kapitalstocks, um Netzanbindung und -integration zu realisie-
ren. 
 Die empirische Analyse zeigt, dass sich bei einem weiteren Ausbau der erneuer-
baren Energien die Charakteristika der Energieträger nicht verändern. Das zeitli-
che Auseinanderfallen von Erzeugung und Verbrauch bleibt ohne veränderte 
Anreize weiter erhalten. Extremsituationen von zeitgleich starker Erzeugung und 
schwachem Verbrauch resultieren in großen Übererzeugungsmengen. Der Be-
darf, ausreichend steuerbare Erzeugungskapazität weiterhin vorzuhalten, bleibt 
in Extremsituationen vice versa bestehen. Die gesetzlichen Vorschriften zur 
Versorgungssicherheit lassen derzeit keinen anderen Handlungsspielraum zu. 
 Die Veränderungen in der räumlichen Verteilung der installierten Erzeugungs-
leistung ergeben eine doppelte Asymmetrie. Zum einen scheiden mit den Kern-
energieanlagen zentrale Großkraftwerke, die räumlich unterschiedlich verteilt 
sind, aus dem Markt aus. Zum anderen berücksichtigt der Zubau der erneuerba-
ren Erzeugungsträger diese Veränderung nicht, sondern schafft eigene Un-
gleichgewichte. Die ländlichen VNB integrieren einen Großteil der erneuerbaren 
Anlagen. Für den Beitrag der installierten Leistung zur benötigten Jahresarbeit 
kommt es in einigen Netzgebieten daher bereits heute bilanziell nahezu zu einer 
Komplettversorgung durch die Energieträger Wind und solare Strahlungsener-
gie. Urbane Siedlungsräume, in denen der Verbrauch die EE-Erzeugung über-
steigt, sind von der Energiewende deutlich weniger betroffen als Regionalver-
103 
 
sorger, da die Anzahl der anzuschließenden EEG-Anlagen wie Photovoltaik- 
oder Windenergieanlagen aufgrund des fehlenden verfügbaren Platzes im Ver-
gleich sehr gering ist (Flächenrestriktion). Im Ergebnis spielen die regional un-
terschiedlichen Verbrauchs- und auch Erzeugungsmuster eine wichtige Rolle. 
Verteilnetzbetreiber, die erneuerbaren Strom abtransportieren müssen, können 
Netzausbaubedarf haben, trotz eines in Summe abnehmenden Stromverbrauchs. 
 Die konkreten Auswirkungen der Energiewende auf die Verteilnetze sind viel-
fältig. Die gesetzliche Anschluss- und Abnahmepflicht regenerativer Strommen-
gen stellt die VNB vor große Aufgaben. In der Erzeugung zeigt die Analyse, 
dass der politischen Energiewende 2010/ 2011 eine Investitionswende bei den 
Erzeugungstechnologien seit 2008 voranging. Diese Erzeugungsveränderung hat 
in den vergangenen Jahren grundlegend zu einer verstärkten Aktivität unter den 
VNB geführt. Dies belegt der Monitoringbericht der Bundesnetzagentur 2013. 
Die Maßnahmen zur Optimierung, zur Verstärkung und zum Ausbau im Verteil-
netz haben seit 2009 in allen Bereichen stetig zugenommen und sich in diesem 
Zeitablauf mehr als verdoppelt (vgl. Abb. 35). 
Abbildung 35: Anzahl NOVA-Maßnahmen 
 
Quelle: vgl. Bundesnetzagentur et al., Monitoringbericht, 2013, S. 55. 
 Die Netzplanungsgrundlage wandelt sich von maximaler Lastbewältigung hin zu 
maximaler Übertragungsfähigkeit. Dies kann durch Erhöhung der Netzkapazität 
mit konventionellem Ausbau oder durch die Aufrüstung der Netze mittels  
Mess-, Steuer-, Regel-, Schutz- und Automatisierungstechnik zur Vermeidung 






























Als Zwischenfazit lässt sich festhalten, dass sich durch die Energiewende das Verteil-
netz und sein Betrieb grundlegend verändern. Die originären Aufgaben der VNB blei-
ben jedoch gleich. Eine Verbindung der Energiekonzeptinhalte zu Netzthemen ist nur 
ansatzweise zu erkennen. Zwar ist das Thema Netzausbau verankert, allerdings ohne 
ausreichende regulatorische Verknüpfung. Die Folgen der Ziele der Energiewende für 
das Stromnetz betreffen Übertragungs- und Verteilnetzbetreiber gleichermaßen, jedoch 
mit regional unterschiedlichen Ausgestaltungen. Das Verteilnetz im Speziellen wird in 
einigen Netzgebieten von einem Bezugsnetz zu einem Rückspeisungsnetz – und dies zu 
verschiedenen Zeiten. Diese steigende Netzdynamik führt zu erhöhten Anforderungen 
der Betriebssicherheit und findet sich häufig in Spannungsebenen kleiner als 110 kV.1 
In Summe erhöhen die betrachteten Folgen der Ziele des Energiekonzeptes die Kom-
plexität im Netzbetrieb durch die verbrauchsferne dezentrale Erzeugung und den Aus-
gleich der Prognoseabweichung. Einen zusammenfassenden Überblick über die Ergeb-
nisse der betrachteten Themenbereiche gibt die nachfolgende Tabelle 10. 
  
                                                 
 
1 Vgl. Pardatscher, R. et al., Oberschwingbelastung, 2014, S. 2f. 
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Tabelle 10: Synopse Auswirkungen der Energiewende auf die Stromverteilnetze 
Themenbereich vor 2010/2011 nach 2010/2011 und in Zukunft 
Stromverbrauch Erzeugung folgt Last; Energie-
effizienz spielt bei Produkther-
stellung eine untergeordnete 
Rolle; EE-Erzeuger als 
Volleinspeiser und kaum Ei-
genverbrauch 
Last folgt Erzeugung; verstärkte 
Investitionen in Energieeffizienz; 
Eigenverbrauch gewinnt an wirt-
schaftlicher Attraktivität; Verän-




tur (wenige Großanlagen); 
Lastfolgebetrieb mit Grund-, 
Mittel- und Spitzenlastkraft-
werken; örtliche und zeitliche 
Gleichgewichte durch nach-
wirkende Struktur der Ge-
bietsmonopole 
netzförmige Kraftwerksstruktur 
(Mischung aus wenigen Groß- und 
vielen Mittel- und Kleinanlagen); 
wetterabhängige Stromerzeugung 
mit steuerbaren Residuallastkraft-
werken; örtliche und zeitliche Un-
gleichgewichte verstärken sich 
durch KKW-Ausstieg und EE-







tung vom ÜNB zum VNB; 
Großteil der Erzeugungsleis-
tung beim ÜNB an das Höchst-
spannungsnetz angeschlossen 
Beitrag zur Systemverantwortung 
durch VNB wächst; bidirektionale 
Energieflussrichtung; Großteil der 
EE-Erzeugungsleistung in den 
Spannungsebenen beim VNB; 
verändert Stromnetzplanung, die 
u.a. auf der Kombination von Er-
zeugungs- und Verbrauchslast 
beruht; Netzentwicklungsplan 
Strom 
Speicher ausreichende Speicherkapazität 
zur Abdeckung der Spitzenlast 
Stromspeicher als zentrales Zu-
kunftsthema (Auffangen von 
Überschussstrom und zur Netzsta-
bilität) 
Messwesen analoge Messanlagen kommunikationsfähige, elektroni-
sche Messanlagen 




6 Anreizregulierung und Ausgestaltung der Netzentgelte in Deutsch-
land 
Die Kapitel 6-8 sind eine positive Analyse der Regulierung. Die positive Analyse ist die 
Wirkungsanalyse der bestehenden Regulierung, die normative Analyse hingegen be-
trachtet Gestaltungsoptionen. Während sich die normative Theorie auf die Optimierung 
der eingesetzten Regulierungsinstrumente aus allokationstheoretischer Sicht kon-
zentriert, lehnt sich die positive Theorie an die neue politische Ökonomie an. Hier steht 
der Regulierungsprozess als Analyseobjekt im Mittelpunkt.  
6.1 Begriff und Ziele der Regulierung 
In der wirtschaftswissenschaftlichen Auseinandersetzung mit dem Begriff der Regulie-
rung ist keine allgemeingültige Definition vorhanden. Vielmehr werden darunter die 
Formen der indirekten Einflussnahme unterschiedlicher staatlicher und staatlich verfüg-
ter Eingriffe in die Wirtschaftsordnung verstanden. Diese Eingriffe in wirtschaftliche 
Zusammenhänge können zu Tätigkeiten auffordern oder diese sanktionieren, z.B. durch 
Ge- und Verbote oder durch Steuern und Subventionen, sowie Strukturen aufbrechen, 
um einen chancengleichen Wettbewerb zu ermöglichen.1 Grundsätzliche Ursache für 
einen öffentlichen Eingriff in ein Marktgeschehen ist die Absicht, eine höhere Wohl-
fahrt auf einem spezifischen Markt im Vergleich zu einer unregulierten Situation zu 
erzielen. Das zielt insbesondere auf wohlfahrtstheoretische Verzerrungen – in Form von 
geringer Gesamtwohlfahrt, Rentenverteilung zwischen Konsumenten und Produzenten 
sowie der Höhe der Kosten – durch Ausnutzen von Marktmacht.2 Weiterhin legitimie-
ren Marktimperfektionen regulatorische Tätigkeiten, die z. B. durch externe Effekte, 
ruinösen Wettbewerb, vertikal integrierte Unternehmen, öffentliche Güter oder natürli-
che Monopole hervorgerufen werden.3 In diesen Fällen ist es durch das Ausnutzen von 
                                                 
 
1 Vgl. Schmidt, R. et al., Kompendium, 2007, S. 376f. 
2 Vgl. Heuterkes, M. et al., Regulierung, 2008, S. 2f. 
3 Aufgrund des Themenschwerpunktes der Stromnetze wurden in Punkt 2.3 die beiden ökonomischen 
Spezifika „natürliche Monopole“ und „öffentliche Güter“ erklärt und mit der Stromnetzregulierung in 
Verbindung gesetzt. Externe Effekte werden häufig in Bezug auf Umweltbelastungen abgehandelt und 




Marktmacht ohne regulativen Eingriff nicht möglich oder höchst unwahrscheinlich, 
einen optimalen Marktpreis, eine hohe Versorgungsqualität und einen diskriminierungs-
freien Netzzugang zu erreichen.1 Das Beispiel vertikal integrierter Energieunternehmen 
untermauert diese Aussage. Hier kann der Wettbewerb durch die Bündelung von Erzeu-
gung, Transport und Vertrieb für Konkurrenten beispielsweise im Bereich des Strom-
netzes durch einen unzureichenden tatsächlichen Netzzugang oder durch Gewährleis-
tung eines Netzzugangs mit ungerechtfertigt hohen Kosten erschwert werden. Betreffen 
die ausgewählten Eingriffe bestimmte Akteure auf einem abgrenzbaren Markt, weist die 
Regulierung einen sektorspezifischen Charakter auf. 2  
Zentrales makroökonomisches Ziel der Regulierung ist es, eine Verhaltenskontrolle 
durchzuführen und eine wettbewerbliche Marktstruktur auf vor- und nachgelagerten 
Wertschöpfungsstufen leistungsfähiger und zuverlässiger Energienetze zu ermöglichen.3 
Diese Abgrenzung beschreibt die vertikale und horizontale Wirkungsweise in der Wert-
schöpfungskette der Regulierung. In § 1 EnWG Absatz 2 heißt es dazu recht allgemein: 
Die Regulierung der Elektrizitäts- und Gasversorgungsnetze dient den Zielen der Si-
cherstellung eines wirksamen und unverfälschten Wettbewerbs bei der Versorgung mit 
Elektrizität und Gas und der Sicherung eines langfristig angelegten leistungsfähigen und 
zuverlässigen Betriebs von Energieversorgungsnetzen.4 
Im Bereich der Stromnetze wurde für die vertikale Regulierung die konkrete Maßnahme 
eines diskriminierungsfreien Zugangs zum Netz ausgewählt. Diskriminierungsfreier 
Zugang bedeutet in diesem Kontext einen Netzzugang zu einheitlichen Netzentgelten.5 
Da Netzentgelte ferner das Ziel haben, die Kosten der Netzinfrastruktur und der Netzbe-
treiber zu decken, sind die unternehmensbezogenen Ziele „effiziente Produktionskos-
ten“ und „Qualität“ ebenso anzufügen.6 Im Ergebnis dient die Regulierung allgemeinen 
Nachfrageinteressen wie z. B. dem Gewährleisten wirtschaftlich stabiler Infrastruk-
tursektoren und der Wohlfahrtsoptimierung durch Vermeidung von Preisverzerrungen. 
                                                 
 
1 Vgl. FN 1 S. 15 ff. 
2 Vgl. Brunekreeft, G. et al., Ex-ante-Regulierung, 2001, S. 8. 
3 Vgl. Wallnöfer, K., Regulierungsrecht, 2008, S. 629–655 sowie Kurth, M., Regulierung, 2009, S. 679ff. 
4 § 1 Abs. 2 EnWG. 
5 Vgl. Holznagel, B. et al., Anreizregulierungsverordnung, 2013, S. 144. 
6 Vgl. Knieps G., Netzökonomie, 2007, S. 32. 
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Technologieoffenheit und die Balance zwischen Effizienz und Investitionsanreizen prä-
gen den Abwägungsprozess in der Ausgestaltung der Regulierung.1 
Die Priorisierung der Ziele der Regulierung kann im Zeitkontext variieren. Da es keine 
allgemeingültige Regulierung gibt, ist eine Steuerung der Zielverfolgung notwendig. 
Dies funktioniert bestenfalls in Abstimmung mit veränderten Zielen in der Energiepoli-
tik, wie z. B. in Deutschland mit dem Energiekonzept 2010 formuliert: 
Die Bundesregierung wird unter Berücksichtigung der Auswirkungen auf die Netzent-
gelte prüfen, ob und inwieweit der Regulierungsrahmen für den Netzausbau moderni-
siert und novelliert werden muss. Investitionen in die Modernisierung und den Ausbau 
des deutschen Stromnetzes müssen wirtschaftlich attraktiv sein, damit die Netzbetreiber 
und andere Investoren das notwendige Kapital bereitstellen.2 
Aus dieser Aussage geht hervor, dass es einen Prüfungsbedarf für den Regulierungs-
rahmen gibt, um die Ziele des Netzausbaus zu erreichen. Hierbei wird die wirtschaftli-
che Attraktivität der Netzinvestitionen herausgehoben. Was sich dahinter verbirgt, soll 
im weiteren Diskurs erarbeitet werden.  
6.2 Grundlegende Regulierungsansätze 
Eine Differenzierung grundlegender Regulierungsansätze lässt sich auf unterschiedliche 
theoretische Ursachen und Wirkungszusammenhänge zurückführen. Häufige Fragen in 
diesem Zusammenhang sind: Welches Gut oder welcher Gegenstand wird reguliert? Zu 
welchem Zeitpunkt greift die Regulierung? Die nachfolgenden Ausführungen veran-
schaulichen und beantworten diese Fragen.3 
6.2.1 Gegenstand und Zeitpunkt des Regulierungseingriffes 
Der Regulierungseingriff ist objektsensitiv. Hinter dieser Beschreibung steht die Ab-
grenzung zwischen der Struktur- und der Verhaltensregulierung. Die Strukturregulie-
rung zielt auf wettbewerbspolitische Strukturelemente des Marktes. In Bezug auf das 
Stromnetz betrifft dies u.a. die Maßnahmen Netzanschluss und Netzzugang. Die hier 
vorhandenen Diskriminierungsspielräume sind durch die Kraftwerks-
                                                 
 
1 Vgl. Michalczyk R., Regulierungstradition, 2010, S. 10ff.; vgl. Beckers, T. et al., Stromnetzregulierung, 
2011, S. 2. 
2 Bundesministerium für Wirtschaft und Energie/Bundesministerium für Umwelt, Naturschutz und Reak-
torsicherheit, Energiekonzept, 2011, S. 19. 
3 Vgl. Shleifer, A., Regulation, 2005, S. 440ff. 
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Netzanschlussverordnung (KraftNAV) und das EEG begrenzt, da der Netzanschluss nur 
mit berechtigter Begründung verweigert werden kann.1 Ein weiteres Beispiel ist die 
Entflechtung (Unbundling) und die damit vollzogene rechtliche, informatorische und 
organisatorische Entflechtung von Netzbetreibern gegenüber vor- und nachgelagerten 
Wertschöpfungsstufen.2 Die Verhaltensregulierung versucht hingegen die Unterneh-
menstätigkeit zu beeinflussen.3 Hier stehen das Verhindern von Rentenverteilungen 
zugunsten des Monopolisten und das Erreichen von Effizienzzielen in der Produktion 
und der Qualität der Unternehmensgüter im Vordergrund. Die zentralen Bereiche sind 
die Kosten- und Investitionseffizienz. 
Der Regulierungseingriff zur Festlegung der Netzentgelte ist weiterhin zeitsensitiv. An-
gewendet auf das Stromnetz kann grundsätzlich zwischen einer vorgelagerten (Ex-ante-
Regulierung) und nachgelagerten Festlegung der Netzentgelte (Ex-post-Aufsicht) unter-
schieden werden.4 Bei der Ex-ante-Regulierung werden die Netzentgelte vor dem tat-
sächlichen Inkrafttreten reguliert. Der Regulator sieht sich mit der Herausforderung 
konfrontiert, im Vorfeld die Marktauswirkungen auf Verbraucher und Unternehmen 
gleichermaßen abzuschätzen. Die Ex-post-Aufsicht wird durch die Regulierungsbehörde 
ausgeübt und bedient sich kartellrechtlicher Instrumente wie z.B. regulierungsbehördli-
cher Entscheidungen.5 Hier werden die Netzentgelte nach Ablauf ihrer Gültigkeitsperi-
ode auf ihre Verhältnismäßigkeit überprüft. Der Vergleich beider Eingriffsstrategien 
führt zu der Erkenntnis, dass die Ex-post-Aufsicht marktbeherrschenden Unternehmen 
einen Vorteil verschafft. Es steht dem der Nachteil gegenüber, dass rückwirkend Inves-
titionen aberkannt und Überschussrenditen an die Verbraucher zurückgegeben werden 
müssen. Das charakterisiert geringe Anreize für Investitionen. Weiterhin wird die Ex-
post-Aufsicht im Verdachtsfall aktiv, während die Ex-ante-Regulierung eine ständige 
Branchenbeobachtung darstellt. Der Informationsbedarf und der behördliche Aufwand 
                                                 
 
1 S. § 1 Abs. 1 S. 1 KraftNAV. 
2 Vgl. Knieps, G., Entbündelung, 2008, S. 3f. 
3 Vgl. Borrmann, J. et al., Regulierung, 1999, S. 342. 
4 Vgl. Brunekreeft, G. et al., Ex-ante-Regulierung, 2001, S. 7. 
5 Vgl. Haucap, J. et al., Ex-ante-Regulierung, 2003, S. 2f. 
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sind in der vorgelagerten Festlegung dementsprechend höher.1 Insgesamt bietet die Ex-
ante-Regulierung gegenüber der Ex-post-Regulierung mehr Planungssicherheit. 
6.2.2 Systematisierung grundlegender Regulierungsansätze 
Der Aufgabe, die Ausgestaltung einer Regulierung theoretisch zu erfassen, zu systema-
tisieren und einzuordnen, hat sich die Regulierungsforschung in der Wirtschaftswissen-
schaft in den letzten Jahrzehnten gewidmet. Grundlegende Arbeiten hierzu sind von 
Averch und Johnson 1962 zum Thema „Rate-of-Return-Regulierung“, von Stephen C. 
Littlechild zum Thema „Price-Cap-Regulierung“ und von Andrei Shleifer 1984 zur 
Yardstick-Regulierung erschienen. Wird dieser Bereich um die allgemeine Wirtschafts-
theorie erweitert, so ebnen Arbeiten von Arthur C. Pigou mit „The Economics of Wel-
fare“ und darin die entwickelte Public-Interest-Theorie sowie Beiträge von R. H. Coase 
„The Problem of Social Cost“ und von George J. Stigler in „The theory of economic 
regulation“ diese Diskussion.  
In Deutschland hat die Regulierung insbesondere durch die Liberalisierung seit 1998 
und den daraus resultierenden Marktveränderungen an Aufmerksamkeit gewonnen. Ei-
ne grundlegende Systematisierung der Regulierungsansätze richtet sich nach dem Ein-
griff des Staates in die unternehmerische Kosten- oder Renditestruktur. Zur Erreichung 
der jeweiligen Regulierungsziele baut diese Systematisierung auf den im Abschnitt vor-
her beschriebenen Einordnungen auf. Es lassen sich folgende Ansätze unterscheiden: 
• kostenbasierte Regulierungsansätze 
• performancebasierte Regulierungsansätze 
• hybride Regulierungsansätze 
Die Zuordnung tatsächlicher Regulierungssysteme in diese Systematisierung ist nicht 
immer trennscharf durchführbar. Die Anreizregulierung in Deutschland beispielsweise 
basiert auf kostenbasierten Regulierungsanreizen, ist aber mit performancebasierten 
Regulierungselementen erweitert und hat somit einen hybriden Charakter. 
                                                 
 
1 Vgl. Dinand, J. et al., Netzbetreiber, 2006, S. 33f. 
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a. Kostenbasierte Regulierungsansätze 
In der konkreten Ausgestaltung der kostenbasierten Regulierungsansätze lassen sich 
verschiedene Verfahren unterscheiden. In der Rate-of-Return-Regulierung werden die 
Netzentgelte auf Basis vom Regulierer genehmigter Kosten errechnet und anschließend 
vom Netzkunden erhoben. Eine für angemessen befundene Kapitalverzinsung ist in die-
sem Kostenblock bereits enthalten.1 In der Folge unterliegen Unternehmen dem Anreiz, 
den Kapitaleinsatz auszubauen, bis der Kapitalertrag den Opportunitätskosten des Kapi-
tals entspricht. Dadurch verzerrt sich der Faktoreinsatz des Unternehmens. Dieses Phä-
nomen wird als Averch-Johnson-Effekt bezeichnet.2 Daneben existiert mit der Kosten-
zuschlagsregulierung (Cost-Plus-Regulierung) ein weiteres kostenbasiertes Verfahren. 
Dessen Kern ist die Kalkulation der Netzentgelte auf Basis der genehmigten Gesamter-
löse, die einen fixen Aufschlag auf die Verzinsung der Kapitalkosten enthalten.3 Der 
Anreiz der Kostensenkung wird hier verfehlt, da der Gewinn als eine steigende Funkti-
on der genehmigten Kosten definiert ist. 
Zu den Vorteilen der kostenbasierten Regulierungsansätze zählen die administrativ ein-
fach umzusetzende Begrenzung der Monopolrendite und die Ausgestaltungsfreiheit in 
den Zielen. Dazu kommen jedoch Unzulänglichkeiten wie Informations-, Kontroll- und 
Steuerungsdefizite.4 Auf Seiten der Regulierer sind dies insbesondere Schwierigkeiten 
bei der Festlegung der Kapitalrentabilität. Die Informationsasymmetrie geht hier zu-
gunsten der Unternehmen, die die Kostenstruktur und somit die Kapitalbasis in ihrer 
Bilanzierung beeinflussen.5 Auf Seiten der Netzbetreiber entsteht das Risiko, dass be-
reits realisierte Kosten nicht oder nur unzureichend anerkannt werden. Wie Kobialka 
und Rammerstorfer in ihrer empirischen Arbeit zeigen, sind diese Effekte auf den Kon-
zernverbund bezogen eher weniger stark ausgeprägt.6 
                                                 
 
1 Vgl. Müller, C., Anreizdilemma, 2011, S.161. 
2 Vgl. Averch, H. et al., Firm, 1962, S.1053f. 
3 Vgl. Fritsch, M. et al., Marktversagen, 2007, S. 230f. 
4 Vgl. Vogelsang, I., Competition, 2002, S. 6f. 
5 Vgl. Knieps, G., Wettbewerbsökonomie, 2005, S. 90ff. 
6 Vgl. Kobialka, M. et al., Risk, 2009, S. 221ff. 
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b. Performancebasierte Regulierungsansätze 
Hintergrund der performancebasierten Regulierungsansätze ist es, im Gegensatz zu kos-
tenbasierten Regulierungsansätzen Rahmenbedingungen schaffen zu wollen, die Unter-
nehmen aus Eigeninteresse anreizen. Eine performancebasierte Regulierung kann 
grundsätzlich als Preisobergrenzen-, Erlösobergrenzen- oder Yardstick-Regulierung 
implementiert werden.1 Jeder dieser Regulierungsansätze hat einen eigenen theoreti-
schen Hintergrund. Um die Ausführungen auf ein gekürztes Maß zu beschränken, wer-
den im Folgenden die Obergrenzenregulierung und ihre allgemeine Wirkung sowie die 
Yardstick-Regulierung erläutert. 
Grundlage der Preisobergrenzenregulierung ist die praktische Akzeptanz der Informati-
onsasymmetrie zwischen Netzbetreiber und Regulierer. Die Verbindung von Preisen 
und Kosten bei der Gewinnermittlung soll abgeschwächt werden. Daher wird dem 
Netzbetreiber bei der Preiskalkulation ein Maximalpreis vorgegeben, der einen Faktor 
zur Effizienzsteigerung enthält.2 Der vorgegebene Maximalpreis schafft somit einen 
Anreiz Performanceverbesserungen durchzuführen und die Differenz zwischen Preis-
vorgabe und Kostensenkung im Unternehmen zu behalten bzw. zu erhöhen. Da die 
Preise vor einer Regulierungsperiode nicht bekannt sind, wird die Preisänderung auf 
den Nettowert aus Inflationsrate und Effizienzvorgabe begrenzt.3 Im Ergebnis führt die 
Preisobergrenzenregulierung zu einem Rahmen, der Effizienzsteigerungen durch eige-
nes Gewinnstreben der Netzbetreiber theoretisch ermöglicht. Dieses Instrument ist in 
der konstanten Systemumwelt vorteilhaft, da der Fokus der Unternehmenstätigkeit auf 
Effizienzsteigerungen liegt. Das Konzept geht auf Littlechild in den 1980er Jahren zu-
rück und markiert eine Wende in der Regulierungsforschung hin zu Verhaltensanreizen 
(New Regulatory Economics).4 
Die Yardstick-Regulierung baut auf einem Vergleichsverfahren auf. Das bedeutet aus 
Sicht der Netzbetreiber konkret, dass ihre eigenen Kostenstrukturen für die Erlösfestle-
gung nicht unmittelbar relevant sind. Der regulierte Erlös oder Preis wird aus einem 
                                                 
 
1 Vgl. Maeding, S., Anreizregulierung, 2011, S. 40 f. 
2 Vgl. Pedell, B., Anreizregulierungsverordnung, 2007, S. 32f. 
3 Vgl. Weber, A., RPI-X-Regulierung, 2009, S. 205 ff. 
4 Vgl. Littlechild, S. C., Regulation, 1983. 
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Vergleich der individuellen Kostenstruktur der Netzbetreiber mit einem virtuellen Refe-
renznetzbetreiber errechnet. Der konstruierte Netzbetreiber setzt dabei auf den Durch-
schnittskosten der verglichenen Netzbetreiber auf. Es kommt daher für Netzbetreiber 
mittelbar zu möglichen Anpassungsnotwendigkeiten, wenn ein Malus der zulässigen 
Preise und Erlöse aufgrund überhöhter Kosten gegenüber dem Branchendurchschnitt 
droht. Dieser Ansatz geht auf Shleifer zurück und ermöglicht Netzbetreibern einen Effi-
zienzwettbewerb untereinander (Yardstick-Competition).1 Kritik zeigt sich in der Um-
setzung der Yardstick-Regulierung. So variieren die Effizienzniveaus zwischen den 
Netzbetreibern und verursachen in der kurzen Frist einen großen Anpassungsdruck der 
Kostenstrukturen.2 Weiterhin sind die Auswirkungen auf die Investitionstätigkeit der 
Netzbetreiber umstritten. Dalen unterteilt in einer Analyse in branchenbezogene und 
firmenspezifische Investitionen. Durch die Wichtigkeit der relativen Wettbewerbsposi-
tion werden nach seiner Einschätzung die firmenbezogenen Investitionen übergewich-
tet.3 
c. Kombinierte Regulierungsansätze 
„Kombinierte Regulierungsansätze“ ist kein exakt abgrenzbarer Sammelbegriff, sondern 
vielmehr regulatorische Realität: der Kombination und Modifikation von Regulierungs-
ansätzen und Einzelkomponenten. Herzuleiten sind diese kombinierten Maßnahmen aus 
den vielfältigen Zielen der Regulierungstätigkeit, die – analog zu den energiepolitischen 
Zielen – einem ständigen Diskussionsbedarf unterliegen. Beispiele für einen kombinier-
ten Regulierungsansatz sind der Vogelsang-Finsinger-Ansatz, der Sliding-Scale-
Mechanismus bzw. deren Kombination in einer Menü-Regulierung oder die Qualitäts-
regulierung.4 In der deutschen Regulierung gilt seit 2009 das Regime der Anreizregulie-
rung. Es ist kein eigenständiger kombinierter Regulierungsansatz, gleichwohl verschie-
dene Einzelkomponenten zusammen gelten und wirken. Die nachfolgende Abbildung 
36 zeigt den kombinierten Regulierungsansatz in der Erlösobergrenzenregulierung auf, 
                                                 
 
1 Vgl. Auer, H., Benchmarking, 2002, S. 319 f.; vgl. Shleifer, A., Yardstick Competition, 1985, S. 326ff. 
2 Vgl. Weber, C. et al., Netzbetrieb, 2007, S. 3f. 
3 Vgl. Dalen, D. M., Yardstick, 1998, 105ff. 
4 Vgl. Elsenbast, W., Investitionsanreize, 2011, S. 3ff. 
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dessen Anreizstrukturen und Zielverfolgung im anschließenden Kapitel erläutert wer-
den. 
Abbildung 36: Kombinierte Erlösobergrenzenregulierung 
 
Quelle: Eigene Darstellung 
6.3 Anreizstrukturen und Zielverfolgung der Erlösobergrenzenregulie-
rung 
6.3.1 Wirkungsweise der Anreizregulierung in den ersten beiden Regulierungs-
perioden 
Die Anreizregulierung wurde 2009 als System eingeführt, dessen rechtliche Grundlage 
die 2007 verabschiedete ARegV ist.1 Sie bestimmt das Erlösmodell eines Netzbetreibers 
und beruht auf drei Prinzipien:  
1. Entkopplung von Kosten und Erlösen 
2. Erstattung von Kosten inklusive einer festgelegten Eigen- und Fremdkapital-
verzinsung 
3. Effizienzsteigerung zur kontinuierlichen Kostensenkung  
Zentrales Element für die Festlegung der EOG für eine Regulierungsperiode ist die 
Kostenprüfung. Von den genehmigten Kosten und dem Effizienzwert hängt maßgeblich 
die Entwicklung innerhalb der Regulierungsperiode vom Ausgangs- zum Zielniveau ab. 
Unter Anwendung der EOG-Formel entstehen in Folge die Netzentgelte. 
                                                 
 


















Das wirtschaftliche Grundmodell der Anreizregulierung folgt konkret einen unterneh-
mensindividuellen Erlöspfad, der zeitlich an die fünfjährige Regulierungsperiode ge-
bunden ist. Die Festlegung der Kostenbasis für eine Regulierungsperiode erfolgt in ei-
nem vorgelagerten Basisjahr. Das Basisjahr kann von der Regulierungsbehörde be-
stimmt werden und muss nicht zwangsläufig in der Mitte der Regulierungsperiode lie-
gen. Zur Illustration der Effekte ist nachfolgend ein Beispiel für einen sinkenden Erlös-
pfad in drei aufeinanderfolgenden Regulierungsperioden gewählt. Ein Anreiz ergibt sich 
aus der Möglichkeit, eine Zusatzrendite durch effizientes Kostenmanagement zu erwirt-
schaften. Können die Kosten über das Maß der genehmigten Kostenbasis und somit der 
genehmigten Erlöse hinaus abgesenkt werden, darf das Unternehmen die Differenz ein-
behalten. In Jahren hingegen, in denen die Kosten über den Erlösen liegen (Kostenüber-
schuss), handelt der Netzbetreiber durch die fehlende Kostenweitergabe an die Verbrau-
cher unwirtschaftlich. Abbildung 37 fast die Ausführungen zusammen. 
 
Quelle: eigene Darstellung 
Im Ergebnis werden durch die Funktionsweise der Erlösobergrenze auf der Unterneh-
mensseite Anreize zu Kosteneinsparungen geschaffen. Es ergibt sich gleichwohl ein 
Spielraum für die Festlegung der Kosten im Basisjahr. Um Überinvestitionen zu ver-
meiden, ist das Investitionsverhalten der Netzbetreiber im Basisjahr zu überprüfen. 
Konkret bedeutet dies in der Regulierungsumsetzung, dass die Unternehmen im Basis-




















Abbildung 37: Wirtschaftliche Wirkungsweise der Erlösobergrenze 
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sie z. B. Kosten in das Basisjahr steuern. Somit können sie ihre Kostenbasis sowie die 
sich davon ableitende Erlösobergrenze erhöhen.  
Hinter der Anreizregulierung steht der Wille, den Netzkunden an Effizienzfortschritten 
zu beteiligen und den Netzbetreiber im Allgemeinen durch Effizienzvorgaben im Ver-
gleich zur Volkswirtschaft (x-generell) und im Spezifischen durch individuelle Effizi-
enzvorgaben (x-individuell) herauszufordern.1 Ein in der Literatur wiederkehrendes 
Thema ist der Zeitverzug der Kostenanerkennung aufgrund der Regulierungsperioden.2 
Hierbei kann es im extremen Fall zu sieben Jahren Zeitverzug bei der Kapitalkostenan-
erkennung kommen. Vor- und Nachteile hängen von der individuellen Unternehmens-
konstellation ab. Für Netzbetreiber mit Investitionsbedarf schmälert dieser Umstand die 
Investitionsbereitschaft. Für Netzbetreiber mit geringem Investitionsbedarf ist eine ent-
sprechende Anreizwirkung nur schwerlich zu erkennen. Im Ergebnis verzögert der Zeit-
verzug in der Regulierung die Überschusserzielung und wirkt kostenerhöhend, da für 
die Kapitalverwendung länger Zinsen fällig werden und die Rückzahlung später statt-
findet. 
Für die Wirkung der Anreizregulierung muss die Unternehmenssituation betrachtet 
werden. Auf der einen Seite gibt es z.B. Netzbetreiber, die einen hohen Investitionsauf-
wand für ihre Netze haben. Gründe dafür sind neben der Netzerneuerung Erweiterungs-
investitionen. Auf der anderen Seite sind manche Netzbetreiber mit einer unterausgelas-
teten Netzsituation konfrontiert. Für beide Unternehmenssituationen sind in den folgen-
den Abbildungen die Wirkungen der Anreizregulierung im Zeitverlauf der Regulie-
rungsperioden dargestellt. Abbildung 38 auf der nachfolgenden Seite zeigt illustrativ, 
wie ein hoher Investitionsbedarf zu steigenden Kapitalkosten führt. Durch die festgeleg-
te EOG werden diese Kostenanpassungen erst zeitverzögert in die Kostenbasis aufge-
nommen. Somit kann es zwischen den zulässigen Erlösen aus der EOG – basierend auf 
der Kostenermittlung des Basisjahres und den tatsächlichen Kapitalkosten bei hohem 
Investitionsaufwand – zu einer Kapitalkostenunterdeckung bzw. zu einer unternehmens-
intern stark reduzierten Kapitalverzinsung kommen. Für die Unternehmensleitung stellt 
                                                 
 
1 Vgl. Uri, N. D., incentive regulation, 2001, S. 59ff. 
2 Vgl. Bremer Energie Institut, Hemmniswirkungen, 2010, S. 6. 
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sich die Frage, ob eine zeitliche Verzögerung die Ergebnisse einer Investitionsbewer-
tung verbessert. Dieses strategische Vorgehen ist in der Realität schwer nachzuweisen 
und in der regulatorischen Forschung umstritten. 
 
Quelle: eigene Darstellung  
In der zweiten Unternehmenssituation entsteht ein positiver Sockeleffekt (siehe Abb. 
39). In diesem Falle sind die Kapitalkosten aus Investitionsprojekten im Basisjahr grö-
ßer als die tatsächliche Kapitalkostenentwicklung während der Regulierungsperiode.1 
Daher übersteigen die Erlöse aus der EOG die tatsächlichen Kosten um einen gewissen 
Satz. Für die Unternehmen sind dies Kapitalzuflüsse, denen kein Aufwand gegenüber-
steht.2 Aus Sicht der Unternehmensleitung können alle Investitionsprojekte durchge-
führt werden. Der Sockeleffekt erhöht zudem die finanzielle Solidität des Unterneh-
mens. Hinsichtlich einer Vermeidung von Kapitalkostenunterdeckung und von Sockel-
effekten ist die derzeitige einheitliche Regulierungssystematik ungeeignet. 
 
                                                 
 
1 Vgl. Brunekreeft, G., Anreizregulierung, 2013, S. 7. 
2 Vgl. Fuß, H., Anreizregulierung, S. 115. 
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Quelle: eigene Darstellung 
6.3.2 Beschreibung der Elemente der Regulierungsformel 
Die Festsetzung der EOG erfolgt durch die Regulierungsformel. Sie berücksichtigt mit 
verschiedenen Summanden neben den einzelnen Kostenblöcken ebenso den Abbau von 
Ineffizienzen, die allgemeine Verbraucherpreisentwicklung, die allgemeinen Produktivi-
tätsveränderungen, die Veränderung der Versorgungsaufgabe, die Versorgungsqualität 
sowie den Saldo des Regulierungskontos. Die Anreizregulierung hat mit der Formel im 
Gesetz eine dynamische Komponente. Auf diese Weise können dynamische Verände-
rungsprozesse der Versorgungsaufgabe der Netzbetreiber nach individuellen Maßstäben 
berücksichtigt werden. Dadurch werden lange Lobbyauseinandersetzungen vermieden 
und die Tatsache berücksichtigt, dass Netzbetreiber an unter-, vor- und nachgelagerte 
Märkte angeschlossen sind. Dies ist eine Pionierleistung, da sie in anderen Bereichen 
der Energieregulierung fehlt. Im Folgenden werden die Elemente der Regulierungsfor-



















Abbildung 39: Illustrative Darstellung des Sockeleffekts 
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Abbildung 40: Regulierungsformel für die Erlösobergrenze 
 
Quelle: ARegV § 7 i.V.m. Anlage 1 
 
Legende der Formel: 
EOGt  Erlösobergrenze aus Netzentgelten im Jahr t der geltenden Regulierungsperiode 
KAdnb,t dauerhaft nicht beeinflussbarer Kostenanteil im Jahr t der geltenden Regulie-
rungsperiode 
KAvnb,0 vorübergehend nicht beeinflussbarer Kostenanteil im Ausgangsjahr 
KAb,0 beeinflussbarer Kostenanteil im Ausgangsjahr 
Vt individuelle Effizienzanforderung, d.h. Verteilungsfaktor für den Abbau von 
Ineffizienzen, der im Jahr t der Regulierungsperiode Anwendung findet  
VPIt Verbraucherpreisgesamtindex, der für das Jahr t der aktuellen Regulierungsperi-
ode Anwendung findet 
VPI0  Verbraucherpreisindex im Ausgangsjahr, veröffentlicht durch das Statistische 
Bundesamt 
PFt  genereller sektorspezifischer Produktivitätsfaktor, der die Veränderungen des 
generellen sektoralen Produktivitätsfaktors für das Jahr t im Verhältnis zum 
Ausgangsjahr der jeweiligen Regulierungsperiode wiedergibt. 
EFt Erweiterungsfaktor für das Jahr t 
Qt Auf- bzw. Abschlag für über-/unterdurchschnittliche Qualität im Jahr t 
VKt volatiler Kostenanteil, der im Jahr t Anwendung findet 
VK0 volatiler Kostenanteil im Ausgangsjahr 
St Saldo Regulierungskonto
1 
Bei den Kostenanteilen (KA) unterscheidet die Regulierungsformel zwischen dauerhaft 
nicht beeinflussbaren Kosten, vorübergehend nicht beeinflussbaren Kosten und beein-
flussbaren Kosten. Der Gesetzgeber strukturiert den Bereich der Kosteneffizienz in 
Kosten, die im Einflussbereich des Netzbetreibers liegen, und in Kosten, die nicht be-
einflusst werden können. Ein Beispiel sind die Einsparmöglichkeiten bei den Material-
kosten, die in der Beschaffung vom Netzbetreiber kontrolliert werden. Kosten der vor-
                                                 
 
1 S. § 7 ARegV i.V.m. Anlage 1. 
EOt = KAdnb,t + (KAvnb,0 + (1 – Vt) · KAb,0) · (VPIt/VPI0 – PFt) * Eft + Qt + (VKt – VK0) + St
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gelagerten Netzebene hingegen entziehen sich dem Einfluss der Verteilnetzbetreiber. 
Weiterhin werden die Gesamtkosten abzüglich der dauerhaft nicht beeinflussbaren Kos-
ten einem Benchmarking innerhalb der – zum vollumfänglichen Verfahren gemeldeten 
– Gruppe der Stromnetzbetreiber unterworfen. Im Zuge dieses Benchmarkings werden 
Ineffizienzen berechnet, die als beeinflussbare Kosten angesehen werden. Als Zusatz 
unterliegen alle Kosten des Netzbetreibers dem allgemeinen Produktivitätsfortschritt. 
Das Benchmarking ermöglicht eine bessere Überwachung der Geschäftstätigkeit des 
Netzbetreibers, da es die Vergleichbarkeit in Teilanalysen zwischen den unterschiedli-
chen Netzbetreibern sowie die Einflussmöglichkeiten, die Effizienzverbesserungen zu 
erreichen, erhöht (Frontier Shift). In einer ersten Stufe zum Abbau von Ineffizienzen 
werden individuelle Effizienzvorgaben ermittelt und über den Verteilungsfaktor auf die 
Jahre der Regulierungsperiode gleichmäßig verteilt abgebaut. Erreicht ein im vollum-
fänglichen Regulierungsverfahren verpflichteter Netzbetreiber im Effizienzvergleich 
einen Wert von 100 %, muss er keine individuellen Effizienzvorgaben bei den beein-
flussbaren Kosten realisieren.1 
Der Verbraucherpreisgesamtindex bestimmt die allgemeine Geldwertentwicklung und 
wird vom Statistischen Bundesamt errechnet. Durch den Quotient aus dem VPI des Ba-
sisjahres und des betrachteten Jahres wird die Inflationsentwicklung bei Bestimmung 
der EOG berücksichtigt. Gleichzeitig wird der Produktivitätsfortschritt über den gene-
rellen sektoralen Produktivitätsfaktor bestimmt. Der generelle sektorale Produktivitäts-
faktor bildet die Abweichung des netzwirtschaftlichen von dem gesamtwirtschaftlichen 
Produktivitätsfortschritt ab und gilt für eine komplette Regulierungsperiode. In der ers-
ten Regulierungsperiode von 2009 bis 2013 belief er sich auf 1,25 % p.a. und stieg an-
schließend auf 1,5 % p.a. in der derzeitigen Regulierungsperiode von 2014 bis 2018. Im 
Hinblick auf die Effizienz soll der Netzbetreiber die Ineffizienzen der vorangegangenen 
Kostenzuschlagsregulierung aufholen (Frontier Shift).2  
Der Erweiterungsfaktor berücksichtigt mögliche Veränderungen hinsichtlich der Ver-
sorgungsaufgabe des Netzbetreibers. Er ist in der Erlösobergrenzenformel ein Multipli-
                                                 
 
1 S. § 11, 16 ARegV. 
2 S. §§ 8, 9 ARegV. 
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kator der beeinflussbaren Kosten. Auf Basis physikalischer Größen werden mit dem 
Erweiterungsfaktor die Ursachen der Kostenauswirkungen, wie z.B. Veränderungen in 
der Versorgungsfläche, eine Veränderung der Jahreshöchstlast oder die Anzahl der An-
schlusspunkte, untersucht. Der Erweiterungsfaktor ist faktisch immer eins und erhöht 
sich mit einer ausgedehnten Versorgungsaufgabe. Dies kann auf Antrag des Netzbetrei-
bers geschehen. Als Wesentlichkeitskriterium müssen die zusätzlichen Kosten mindes-
tens 0,5 % der beeinflussbaren Kosten im Basisjahr entsprechen. Ein Kritikpunkt ist die 
unzureichende Berücksichtigung von Netzverstärkungs- und IKT-Investitionen durch 
den Erweiterungsfaktor.1 Die Abgrenzung von Ersatz- und Erweiterungsinvestition ist 
unzureichend. Durch die Berücksichtigung von Nettozahlen werden Zu- und Rückbau-
parameter gegeneinander aufgerechnet. Mit beiden Maßnahmen können in der Realität 
Investitionen verbunden sein. Im Ergebnis ist die Wirkung des Erweiterungsfaktors auf-
grund der physikalischen Berechnung für die Netzbetreiber nicht vorhersehbar und nicht 
beherrschbar.2 
Das Qualitätselement bildet die Qualitätsvorgaben für den Betrieb der Energieversor-
gungsnetze ab. Es wurde in Deutschland 2012 von der Bundesnetzagentur auf der 
Grundlage der Netzzuverlässigkeit eingeführt. In § 19 (3) ARegV heißt es dazu: 
Die Netzzuverlässigkeit beschreibt die Fähigkeit des Energieversorgungsnetzes, Energie 
möglichst unterbrechungsfrei und unter Einhaltung der Produktqualität zu transportie-
ren. Die Netzleistungsfähigkeit beschreibt die Fähigkeit des Energieversorgungsnetzes, 
die Nachfrage nach Übertragung von Energie zu befriedigen.3 
Die für die Beurteilung der Qualität der Netzbetreiber notwendigen messbaren Größen 
sind: 
 Dauer der Unterbrechung der Energieversorgung, 
 Häufigkeit der Unterbrechungen der Energieversorgung, 
 Menge der nicht gelieferten Energie, 
 Höhe der nicht gedeckten Last.4 
                                                 
 
1 Vgl. Elsenbast, W. et al., Investitionsregulierung, 2013, S. 315f. 
2 S. § 10 AregV; vgl. Nolde. A. et al., Verteilnetzausbau, 2013, S. 87f. 
3 S. § 19 Abs. 3 ARegV. 
4 Vgl. Institute of Electrical and Electronic Engineers P1366, 2012, S. 1ff. 
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Auf dieser Datenbasis werden Kennzahlen der Netzzuverlässigkeit gebildet, die mit der 
Option der Gewichtung und unter Berücksichtigung gebietsstruktureller Größen den 
Netzbetreibern von Seiten der Bundesnetzagentur vorgegeben werden. Die Netzstruktur 
und die darauf zurückzuführenden verwendeten Betriebsmittel bestimmen die Fehler-
häufigkeit und Redundanz des Netzaufbaus. Durch Unter- oder Überschreitung der tat-
sächlichen von den vorgegebenen Kennzahlen der Netzzuverlässigkeit1 kann ein Zu- 
oder Abschlag auf die Erlösobergrenze der Netzbetreiber im Jahr t der jeweiligen Regu-
lierungsperiode erfolgen. Basis sind die von den Netzbetreibern gemeldeten Versor-
gungsunterbrechungen. Ziel ist es, eine langfristig leistungsfähige Versorgungssicher-
heit zu erreichen, indem die Erlöse an das Versorgungsniveau der Netzbetreiber gekop-
pelt werden.2 Hervorzuheben ist, dass das Qualitätselement nur für Stromverteilnetzbe-
treiber im regulären Verfahren angewendet wird. Dahinter verbirgt sich die Unterschei-
dung in ein reguläres und ein vereinfachtes Verfahren. Das reguläre Verfahren bezieht 
alle Kostenprüfungen für den Netzbetreiber ein. Das vereinfachte Verfahren greift nach 
§ 24 ARegV für Netzbetreiber mit weniger als 30.000 angeschlossenen Netznutzern.3 
Es läuft ohne individuelle Effizienzberechnungen und sah in der ersten Regulierungspe-
riode einen Effizienzwert von 87,5 % vor.4 Für die zweite Regulierungsperiode ergab 
sich ein gemittelter Effizienzwert aus dem vorhergehenden regulären Verfahren von 
96,14 %.5 Die beeinflussbaren Kosten werden im vereinfachten Verfahren mit 65 % der 
Gesamtkosten angesetzt.6 
Unter dem volatilen Kostenanteil versteht die ARegV Kosten für Verlustenergie beim 
Stromtransport und der -verteilung. Volatile Kostenanteile können darüber hinaus ande-
re dauerhaft oder vorübergehend nicht beeinflussbare Kosten sein, deren Unterschiede 
zwischen den Jahren beträchtlich sind. Ausgeschlossen sind hierbei Kapital- und 
Fremdkapitalkosten.7 
                                                 
 
1 Vgl. Forum Netztechnik/Netzbetrieb im VDE, Versorgungszuverlässigkeit, 2013, S. 3. 
2 S. §§ 18-20 ARegV. 
3 Vgl. Bundesnetzagentur et al., Monitoringbericht, 2013, S. 70. 
4 Vgl. Bundesnetzagentur, 1. Regulierungsperiode, 2016, S. 1. 
5 Vgl. Bundesnetzagentur, 2. Regulierungsperiode, 2016, S. 1. 
6 S. § 24 Abs. 1 und 2 ARegV. 
7 S. § 11 Abs. 5 ARegV. 
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Die mit dem Geschäftsbetrieb verbundenen Schwankungen, z. B. in der Absatzmenge 
oder bei der Entwicklung der Anschlussnutzer, summieren sich im Saldo des von der 
Regulierungsbehörde geführten Regulierungskontos. Durch marktübliche Verzinsung 
der Differenzen wird das Ziel der Kapitalerhaltung des Saldos gewährleistet.1 Weicht 
Letzteres positiv oder negativ um fünf Prozentpunkte von der EOG ab, kann der Netz-
betreiber die Netzentgelte unmittelbar nach oben anpassen bzw. ist verpflichtet, eine 
Senkung der Netzentgelte an die Endverbraucher weiterzugeben. Die Auflösung des 
Saldos erfolgt gleichmäßig über Zu- und Abschläge während der folgenden Regulie-
rungsperiode.2  
6.3.3 Veränderte Anreize für die dritte Regulierungsperiode  
Das Motiv zur Einführung des Kapitalkostenabgleichs ist die Verbesserung der Investi-
tionsbedingungen durch Beseitigung des Zeitverzugs zwischen Investition und Beginn 
des Erlösrückflusses.3 Im Ergebnis führt die Novellierung der Anreizregulierungsver-
ordnung als „Zweite Verordnung zur Änderung der Anreizregulierungsverordnung“ den 
jährlichen Kapitalkostenabgleich ein. Für ÜNB gelten die bisherigen Regelungen wei-
terhin fort.4 
a. Veränderte EOG-Formel 
Die Festlegung der EOG pro Netzbetreiber für eine Regulierungsperiode mittels einer 
Formel bleibt weiterhin bestehen. Die jährliche Dynamisierung der EOG verschiebt sich 
von den Instrumenten Erweiterungsfaktor und Investitionsmaßnahme mit dem Ziel In-
vestitionshemmnisse abzubauen, hin zum Kapitalkostenabgleich, der das tatsächliche 
jährliche Investitionsverhalten berücksichtigt. Nachfolgend sind die beiden EOG-
Formeln aus der zweiten und dritten Regulierungsperiode abgebildet und die Verände-
rungen gekennzeichnet. Die Erläuterungen der veränderten Formelbestandteile komplet-
tieren die Ausführungen. 
                                                 
 
1 Gemäß § 5 Abs. 2 S. 3 ARegV: „Die Verzinsung […] richtet sich nach dem auf die letzten zehn abge-
schlossenen Kalenderjahre bezogenen Durchschnitt der von der Deutschen Bundesbank veröffentlichten 
Umlaufrendite festverzinslicher Wertpapiere inländischer Emittenten.“ 
2 S. § 5 ARegV. 
3 Vgl. Bundesrat, Drucksache 296/16, 2016, S. 1. 
4 S. § 6 Abs. 4 S.1 ARegV 2016. 
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Abbildung 41: EOG-Formel für VNB + ÜNB + FLNB ab 2. Regulierungsperiode 
 
Quelle: ARegV 2016 § 7 i.V.m. Anlage 1 
Abbildung 42: EOG-Formel nur für VNB ab 3. Regulierungsperiode 
 
Quelle: ARegV 2016 § 7 i.V.m. Anlage 1 
Tabelle 11: Veränderte EOG-Formelbestandteile 
 
Quelle: Eigene Zusammenstellung 
b. Wirkungsweise Kapitalkostenabgleich 
Der Kapitalkostenabgleich setzt sich aus den beiden Instrumenten Kapitalkostenabzug 
und Kapitalkostenaufschlag (KKA) zusammen. Der Kapitalkostenabzug ist in § 6 Abs. 
3 ARegV 2016 geregelt: 
Die Regulierungsbehörde ermittelt vor Beginn der Regulierungsperiode für jedes Jahr 
der Regulierungsperiode den Kapitalkostenabzug nach Maßgabe der Sätze 2 bis 5 und 
der Anlage 2a. Kapitalkosten im Sinne des Kapitalkostenabzugs nach Satz 1 sind die 
Summe der kalkulatorischen Abschreibungen, der kalkulatorischen Eigenkapitalverzin-
sung, der kalkulatorischen Gewerbesteuer und des Aufwandes für Fremdkapitalzinsen. 
Der Kapitalkostenabzug ergibt sich aus den im Ausgangsniveau nach den Absätzen 1 
und 2 enthaltenen Kapitalkosten im Basisjahr abzüglich der fortgeführten Kapitalkosten 
im jeweiligen Jahr der Regulierungsperiode. Die fortgeführten Kapitalkosten werden 
unter Berücksichtigung der im Zeitablauf sinkenden kalkulatorischen Restbuchwerte 
der betriebsnotwendigen Anlagegüter des Ausgangsniveaus nach § 6 Absatz 1 und 2 
sowie der im Zeitablauf sinkenden Werte der hierauf entfallenden Netzanschlusskosten-
beiträge und Baukostenzuschüsse ermittelt. Bei der Bestimmung des jährlichen Kapi-
EOt = KAdnb,t + (KAvnb,0 + (1 – Vt) ·  KAb,0) ·  (VPIt/VPI0 – PFt) * Eft + Qt + (VKt – VK0) + St
EOt = KAdnb,t + (KAvnb,t + (1 – Vt) · KAb,t + B0/T) · (VPIt/VPI0 – PFt) + KKAt + Qt + (VKt – VK0) + St
KAdnb,t
Inhaltliche Veränderungen: z.B.: pauschales Limit für Netzbetreiber im Vereinfachten Verfahren, 
Stichtagsänderung bei Lohnzusatzkosten, keine neuen Investitionsmaßnahmen nach § 23.
KAvnb,t
Vorübergehend nicht beeinflussbarer Kostenanteil nicht mehr auf Basisjahrniveau fixiert. Dynamisierung 
um Effekt aus Kapitalkostenabzug nach § 6 (3). „Effiziente Kosten“
KAb,t
Beeinflussbarer Kostenanteil nicht mehr auf Basisjahrniveau fixiert. Dynamisierung um Effekt aus 
Kapitalkostenabzug nach § 6 (3). Er entspricht den Ineffizienzen nach § 15 (3). „Ineffiziente Kosten“
Bo/T B0 = Effizienzbonus nach § 12a, T = Dauer der jeweiligen Regulierungsperiode in Jahren
Eft Erweiterungsfaktor entfällt.
KKAt Neues Element des Kapitalkostenaufschlags nach § 10a.
St
Inhaltliche Veränderung: auf Antrag des Netzbetreibers ist Saldo aus t-1 annuitätisch über 3 Jahre ab t+1 
aufzulösen. Zentraler neuer Inhalt: Plan-ist-Abweichung aus Kapitalkostenaufschlag.
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talkostenabzugs nach den Sätzen 1 bis 4 werden Kapitalkosten aus Investitionen nach 
dem Basisjahr nicht berücksichtigt.1 
Der jährliche Kapitalkostenabzugs berücksichtigt die sinkenden kalkulatorischen Rest-
buchwerte des Sachanlagevermögens der Bestandsanlagen bei der Ermittlung der Kapi-
talkosten. Damit wird der bisherige Sockeleffekt beseitigt. Die Formel zur Berechnung 
dieses Abzugskapitals ergibt sich aus der Differenz der Kapitalkosten im Basisjahr und 
der weitergeführten Kapitalkosten im jeweiligen Jahr der Regulierungsperiode. Die 
Formel für die Ermittlung der Kapitalkosten im Basisjahr und bei entsprechender Fort-
führung im jeweiligen Jahr der Regulierungsperiode auf Basis der fortgeführten be-
triebsnotwendigen Anlagegüter lautet: 
Abbildung 43: Formel Ermittlung Kapitalkosten 
 
Quelle: ARegV 2016 § 6 i.V.m. Anlage 2a 
Tabelle 12: Formelelemente Kapitalkosten 
 
Quelle: Vgl. ARegV 2016 § 6 i.V.m. Anlage 2a 
Für Investitionen nach dem Basisjahr finden die Regelungen keine Anwendung. Für sie 
gelten die Bestimmungen des § 10a ARegV 2016 und somit der KKA, der sich als 
Summand aus kalkulatorischer Abschreibung, kalkulatorischen Verzinsung und kalku-
                                                 
 
1 S. § 6 Abs. 3 ARegV 2016 
KK = AB + EKZ + GewSt + FKZ
KK 
Kapitalkosten nach § 6 Absatz 3 auf der Grundlage des Bestands
betriebsnotwendiger Anlagegüter des Ausgangsniveaus nach § 6 Absatz 1 und 2 im Basisjahr und 
entsprechend jeweiligen Regulierungsperiodenjahr
AB
Kalkulatorische Abschreibungen nach § 6 Absatz 3 auf der Grundlage des Bestands
betriebsnotwendiger Anlagegüter des Ausgangsniveaus nach § 6 Absatz 1 und 2 im Basisjahr und 
entsprechend jeweiligen Regulierungsperiodenjahr
EKZ
Kalkulatorische Eigenkapitalverzinsung nach § 6 Absatz 3 auf der Grundlage des Bestands
betriebsnotwendiger Anlagegüter des Ausgangsniveaus nach § 6 Absatz 1 und 2 im Basisjahr und 
entsprechend jeweiligen Regulierungsperiodenjahr
GewSt
Kalkulatorische Gewerbesteuer nach § 6 Absatz 3 auf der Grundlage des Bestands
betriebsnotwendiger Anlagegüter des Ausgangsniveaus nach § 6 Absatz 1 und 2 im Basisjahr und 
entsprechend jeweiligen Regulierungsperiodenjahr
FKZ
Fremdkapitalzinsen nach § 6 Absatz 3 auf der Grundlage des Bestands




latorischen Gewerbesteuer zusammensetzt.1 Die Berechnung erfolgt auf Basis von An-
schaffungs- und Herstellungskosten zu einem niedrigeren Kapitalzinssatz2 im Vergleich 
zu vorherigen Regulierungsperioden. Da der KKA für getätigte und geplante Investitio-
nen gilt, findet der Ausgleich von Planungsabweichungen im nachfolgenden Jahr der 
Genehmigung über das Regulierungskonto statt. Weiterer Bestandteil der KKA-
Berechnung ist die kalkulatorische Verzinsung als Produkt aus der Verzinsungsbasis 
multipliziert mit dem kalkulatorischen Zinssatz.3 Die Verzinsungsbasis berechnet sich 
mit dem arithmetischen Mittel aus den kalkulatorischen Restwerten am Jahresanfangs-
bestand und Jahresendbestand, abzüglich des arithmetischen Mittel aus Baukostenzu-
schüssen und Netzanschlusskostenbeiträgen. Der Zinssatz ist ein gewichteter Mittelwert 
aus Eigen- und Fremdkapitalanteil. 
Im Ergebnis verbessert der Kapitalkostenabgleich die Einzelfallgerechtigkeit. Der So-
ckeleffekt entfällt ab der vierten Regulierungsperiode im Jahr 2024 durch das jährliche 
Abgleichen der Kapitalkosten. Zudem erübrigt sich die bisherige Fixierung auf das Ba-
sisjahr als Kostenvorgabe für die nachfolgende Regulierungsperiode. Hier sind positive 
Effekte durch das Vermindern der Spitzennachfrage nach Montagekapazität in Ser-
vicemärkten zu erwarten. Für die VNB ist ein heterogenes Bild bezüglich des Saldos 
aus Kapitalkostenaufschlag und Kapitalkostenabzug erwarten. Kontrovers ist die Be-
lohnung der erhöhten Investitionstätigkeit der von der Energiewende betroffenen VNB. 
Das konterkariert im weiteren Sinne mit dem NOVA-Prinzip und optimalen Betriebs-
führungsergebnissen, die nicht nur auf Netzausbau setzen. Offen bleibt die Frage der die 
Prüfung der Betriebsnotwendigkeit von Investitionen. Hier erscheint die Entschei-
dungshoheit über die Sachgerechtigkeit im Ermessenspielraum der BNetzA zu liegen.4 
6.3.4 Effizienzvergleich 
Durch den bundesweiten Effizienzvergleich für die Netzbetreiber werden Vergleichsda-
ten in Form von Aufwands- und Vergleichsparametern über die Kosten und die Versor-
                                                 
 
1 S. § 10a Abs. 3 ARegV 2016 
2 In der dritten Regulierungsperiode sinkt der Eigenkapitalverzinsung von 9,05 % auf 6,91 % vor Steuern. 
S. Bundesnetzagentur Beschlusskammer 4, Beschluss BK 4-16-160, 2016, S. 1ff. 
3 S. § 10a Abs. 4 i.V.m. 5 ARegV 2016 
4 S. § 10a Abs. 1 i.V.m. 9 ARegV 2016 
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gungsaufgabe gewonnen.1 Das Ergebnis fließt in Form einer individuellen Effizienz-
vorgabe (beeinflussbare Kosten) in die Regulierungsformel mit ein und wirkt entspre-
chend auf die EOG der Netzbetreiber. Effiziente Netzbetreiber müssen weniger Ineffizi-
enzen abbauen, während alle anderen die Vorgabe bekommen, mehr Ineffizienzen ab-
zubauen. Die verwendeten Methoden der Dateneinhüllungsanalyse und der stochasti-
schen Effizienzgrenzenanalyse sind von herausragender Bedeutung.2 Für eine Bewer-
tung muss allerdings einschränkend hinzugefügt werden, dass es an einer transparenten 
Veröffentlichung der Ergebnisse mangelt und die Daten und ihre Ergebnisse in das Um-
feld des Netzbetreibers eingeordnet werden sollten.3 Im Ergebnis sind sie trotzdem für 
die Darstellung der Ursache-Wirkungs-Zusammenhänge unverzichtbar.4 
Der Gesetzgeber hat die Effizienzwerte durch den bereinigten Effizienzwert dynami-
siert. Hier können Netzbetreiber Veränderungen ihrer Versorgungsaufgabe einbringen. 
Der erste Effizienzvergleich ist zeitlich so konstruiert, dass die errechneten Ineffizien-
zen nach den ersten beiden Regulierungsperioden bis 2018 abgebaut werden können. 
Anschließende Effizienzvorgaben bedürfen dann einer Umsetzung innerhalb einer Re-
gulierungsperiode. Der Regulierungsrahmen gesteht den Unternehmen damit eine zeitli-
che Flexibilität zu, Ineffizienzen zu identifizieren und durch unternehmensinterne Ver-
änderungen abzubauen.5 
In der Gesamtbetrachtung der gegebenen Anreizstrukturen wird ersichtlich, dass die 
Anreizregulierung eine hybride Regulierung ist, die Anreize für Kostendisziplin und 
Investitionen setzt. Die Basis bildet die EOG als Begrenzung der Umsätze. Der Bereich 
der dauerhaft nicht beeinflussbaren Kosten weist den Charakter einer Kostenzuschlags-
regulierung auf. Er wird gemäß der vorgelegten Kostenbasis der Netzbetreiber stets ge-
nehmigt. Der Effizienzvergleich und der Produktivitätsfaktor, die zum Abbau von Inef-
fizienzen innerhalb der Netzbetreiber und der gesamten Branche anreizen, gleichen in 
                                                 
 
1 S. § 13 und 14 ARegV. 
2 Theoretische Grundlagen und die Ergebnisse der ersten Analyse für Verteilernetzbetreiber sind in der 
Ergebnisdokumentation vom Projekt Gerner IV der Bundesnetzagentur nachzulesen. Vgl. Agrell, P. et al., 
Effizienzwerte, 2008, S. 3 ff. 
3 Vgl. Zdrowomyslaw, N. et al., Managementpraxis, 2002, S. 100ff. 
4 Weitere Einschätzungen zu Methoden der Effizienzmessung sind nachzulesen bei Hoffjan „Möglichkei-
ten und Grenzen statistischer Analyseverfahren in der Wasserwirtschaft“, 2010, S. 5ff. 
5 S. § 15 ARegV. 
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ihrer Absicht einem Vergleichswettbewerb (Yardstick-Regulierung). Die Einführung 
des Q-Elements bildet die Qualitätsregulierung. Durch die verschiedenen Elemente der 
Erlösobergrenzenformel wird ein Gegengewicht zur reinen Kostenregulierung geschaf-
fen. So erkennt sie beispielsweise durch § 12a ARegV gesetzlich einen Effizienzbonus 
an. Dem Wortlaut der Verordnung nach überwiegt der Effizienzfokus.1 
6.4 Ausgestaltung der Netzentgelte in Deutschland 
Die Netzentgelte sind für den Netzbetreiber eine wichtige Schnittstelle zu Energie-
marktakteuren. Auf Basis der Erlösobergrenze wird das Netzentgelt derzeit als mengen-
prognostizierte Umlage errechnet und in den Energiemarkt kommuniziert. Aufgrund der 
immobilen Verbindung zum Netzgebiet weisen sie einen Standortfaktor auf und erhal-
ten somit neben der unternehmensseitigen eine wirtschafts- und energiepolitische Di-
mension. Im Folgenden werden der rechtliche Rahmen und das aktuelle Verfahren zur 
Netzentgeltberechnung vorgestellt. 
6.4.1 Rechtlicher Rahmen 
NNE setzen sich zusammen aus den Kosten für den Transport der Elektrizität sowie den 
Kosten für Messung, Messstellenbetrieb und Abrechnung (MMA).2 In der Bezeichnung 
wird somit unterschieden zwischen NNE für Transport und Verteilung von Energie so-
wie Netzentgelten, die neben NNE auch die Kosten für MMA beinhalten.  
In den Jahren nach der Liberalisierung von 1998 bis 2005 bildete das EnWG die Grund-
lage für die Netznutzung. Besonderheit in diesem Zeitraum war die Verhandlung des 
NNE zwischen dem Netznutzer und dem Netzbetreiber. Das EnWG von 1998 schrieb 
lediglich vor, dass Netzbetreiber nicht ein höheres NNE in Rechnung stellen dürfen im 
Vergleich zu verbundenen Unternehmen. Die genaue Ausgestaltung der Netzentgeltbe-
rechnung wurde bis 2005 in der jeweils gültigen Verbändevereinbarung festgelegt.3 
                                                 
 
1 S. ARegV. 
2 S. § 17 Abs. 2 u. 7 StromNEV; vgl. außerdem Deutsche Umwelthilfe Plan N 2.0, 2013, S. 90 ff. 
3 Zwischen 1998 und 2005 gab es drei Verbändevereinbarungen: VV I, VV II und VV II plus. Diese wur-
den vom Verband der Elektrizitätswirtschaft (VDEW), dem Verband der Industriellen Energie- und 
Kraftwirtschaft (VIK) und dem Bundesverband der Deutschen Industrie (BDI) unterzeichnet. In der 
Netzentgeltberechnung vollzog sich während dieser Zeit ein Wandel vom netzentfernungsabhängigen 
Netzentgelt hin zu einem Punkttarif, der in Bilanzkreisen der Regelzonen der ÜNB abgegolten wird. 
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Diese hatte keinen verbindlichen Charakter, sondern stellte eine Empfehlung dar. Die 
Förderung des Wettbewerbs wurde damals grundsätzlich dem BKartA zugeschrieben.1 
Am 13. Juli 2005 trat das zweite Gesetz zur Neuregelung des Energiewirtschaftsrechts 
in Kraft. Es ist das bis heute gültige EnWG. Die Berechnung der Höhe der NNE basiert 
auf den Ausführungen im EnWG. Ihm folgen die ARegV und die StromNEV. Eine da-
rin maßgeblich vorhandene Änderung war das Ende des verhandelten, und die Einfüh-
rung des regulierten Netzzugangs. Für die Kalkulation der NNE bedeutet die Neurege-
lung das Ende von einer Kostenprüfung ex-post hin zu einer Festlegung der Erlöse ex-
ante und die damit verbundenen, erforderlichen Anpassungen der NNE-Kalkulation.  
Mit der 2007 verabschiedeten ARegV wurde nach einer Übergangszeit von zwei Jahren 
die Netzentgeltbestimmung neu verortet. In § 1 ARegV heißt es hierzu: Die ARegV 
„regelt die Bestimmung der Entgelte für den Zugang zu den Energieversorgungsnetzen 
im Wege der Anreizregulierung. Netzentgelte werden ab dem 01.01.2009 im Wege der 
Anreizregulierung bestimmt.“  
Ausgangspunkt für die Bestimmung der Erlösobergrenze und folglich der NNE ist die 
individuelle Kostensituation der einzelnen Netzbetreiber. Nach § 17 Abs. 1 ARegV 
werden die nach § 32 Abs. 1 Nr. 1 festgelegten EOG in Entgelte für den Zugang zu den 
Energieversorgungsnetzen umgesetzt. Die in der Verbändevereinbarung definierten 
Empfehlungen sind in der StromNEV gesetzlich verbindlich übernommen und bis zum 
aktuellen Verfahren ausgestaltet worden. 
6.4.2 Aktuelles Verfahren zur Ermittlung der Netznutzungsentgelte  
Der Netzentgelttarif wird von dem jeweiligen Netzbetreiber für sein Netzgebiet auf Ba-
sis der dort angefallenen Kosten kalkuliert und dient der Finanzierung seiner Stromnet-
ze. Hierzu heißt es in § 3 Abs. 1 StromNEV: 
Für die Ermittlung der Netzentgelte sind die Netzkosten nach den §§ 4 bis 11 zusam-
menzustellen. Die ermittelten Netzkosten sind anschließend nach § 13 vollständig den 
dort aufgeführten Hauptkostenstellen, welche die Struktur der Elektrizitätsübertragungs- 
und Elektrizitätsverteilernetze widerspiegeln, zuzuordnen. Danach sind die Hauptkos-
tenstellen im Wege der Kostenwälzung nach § 14 den Kostenträgern zuzuordnen. Unter 
Verwendung einer Gleichzeitigkeitsfunktion nach § 16 sind die Netzentgelte für jede 
                                                 
 
1 Vgl. Aumüller, O., Regulierung, 2006, S. 65 ff. 
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Netz- und Umspannebene zu bestimmen. Die Ermittlung der Kosten und der Netzent-
gelte erfolgt auf der Basis der Daten des letzten abgeschlossenen Geschäftsjahres […]. 
Anschließend werden die Netzkosten der einzelnen Spannungsebenen in der Preisbil-
dung auf eine jeweilig geschätzte Stromverbrauchsmenge umgelegt. Diese richtet sich 
nach der Anzahl und der Strukturierung der Kunden, die an die Spannungsebene ange-
schlossen sind. Die Netzkosten setzen sich aus den aufwandsgleichen und kalkulatori-
schen Kosten des Netzbetriebes zusammen und werden über die Gewinn- und Verlust-
rechnung bestimmt.1 Die in der Struktur ermittelten Kosten werden kostenverursa-
chungsgerecht den Haupt- und Nebenkostenstellen gem. Anlage 2 StromNEV zugeord-
net. Die in Abschnitt 1.1 vorgestellte Struktur der Stromnetze findet sich in der Kosten-
kalkulation wieder. Durch das Prinzip der Kostenwälzung werden Teile der Kosten der 
vorgelagerten Spannungsebene anteilsmäßig an nachgelagerte Spannungsebenen wei-
tergegeben.2 Die Höhe des Anteils basiert auf den spezifischen Jahreskosten einer Netz- 
und Umspannebene, die anhand des Gleichzeitigkeitsgrades auf die nachgelagerte Ebe-
ne gewälzt wird. Hier beschreibt der Gleichzeitigkeitsgrad die Durchmischung der be-
trachteten Ebene mit den anderen Ebenen. Bei der Entgeltkalkulation bezieht er sich 
hingegen immer auf die Einzelentnahme und definiert den Anteil an der Höchstlast die-
ser Einzelentnahme an der Höchstlast der jeweiligen Netz- oder Umspannebene. Kos-
ten, die einer Ebene direkt zuzuordnen sind, werden nicht gewälzt. Die spezifischen 
Gesamtjahreskosten ergeben sich aus den spezifischen Jahreskosten der betrachteten 
Ebene zuzüglich der gewälzten Kosten der vorgelagerten Ebene.3 
Der Aufgabe der Kapazitätsvorhaltung folgend ist die Höchstlast maßgeblich für die 
Aufgabenbewältigung und die daraus entstehenden Netzkosten. Dementsprechend fin-
det sie Eingang in die Netzentgeltkalkulation. Die spezifischen Jahreskosten einer Ebe-
ne ergeben sich aus der Division der Netzkosten einer Ebene durch die Höchstlast der 
Ebene. Die Formel für diese Briefmarke ist im Anhang III abgebildet. Die Einzel-
Höchstlasten der Stromverbraucher einer Netzebene wiederum bestimmen die Gesamt-
                                                 
 
1 Gemäß § 4 Abs. 1 StromNEV sind folgende Kostenpositionen vertreten: aufwandsgleiche Kosten, kal-
kulatorische Abschreibungen, kalkulatorische Eigenkapitalverzinsung, kalkulatorische Steuern, kosten-
mindernde Erlöse und Erträge sowie optionale Kosten der Verlustenergie. 
2 S. § 14 StromNEV. 
3 S. Anlage 3 StromNEV. 
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Höchstlast der Ebene. Die Einzel-Höchstlasten treten nicht zeitgleich auf, sondern über 
das Jahr verteilt. Durch den Gleichzeitigkeitsgradfaktor wird der Beitrag jedes Einzel-
Höchstlastwertes an der Netzhöchstlast reglementiert, sodass der Beitrag jedes Strom-
kunden an den Netzkosten möglichst verursachungsgerecht zugeordnet wird. Der 
Gleichzeitigkeitsgradfaktor bildet die Wahrscheinlichkeit ab, mit der die Höchstlast 
eines einzelnen Kunden zur Höchstlast der gesamten Netzebene beiträgt. Er ist abhängig 
von der Nutzungsdauer der Einzel-Netznutzungen, die aus der Division der individuel-
len Arbeit durch die individuelle Höchstlast errechnet wird (Formel in Anhang III). Ab-
hängig von der Nutzungsstundendauer ergibt sich eine Verteilungsfunktion, auch 
Gleichzeitigkeitsfunktion genannt. Sie ordnet jeder Einzelentnahme einen bestimmten 
Gleichzeitigkeitsgrad zu. Dem Verlauf der Funktion liegt die Annahme zugrunde, dass 
ein umso höherer Beitrag zur Netzhöchstlast geleistet wird, je mehr Nutzungsstunden 
gesammelt werden.1 Die Geradengleichung wird durch zwei Geradengleichungen für 
niedrigere (> 2.500 h) und höhere (< 2.500 h) Anzahl von Nutzungsstunden angenähert. 
In der Summe entsprechen die Höchstlast der Netzebene und die Summe aus den Pro-
dukten aus allen individuellen Höchstlasten und individuellen Gleichzeitigkeitsgraden 
einander (Formel Anhang III).  
Im Ergebnis ist das individuelle NNE das Produkt aus individuellem Leistungsentgelt 
und individuellem Arbeitsentgelt (Formel Anhang III).2 Durch Anwenden der Leis-
tungs- und Arbeitspreisregelung auf die Formel der Briefmarke kommen die Leistungs- 
und Arbeitspreise für alle Netzebenen zustande (Formel Anhang III). 
Für die Abrechnung des Arbeitspreises wird auf Verbraucherebene zwischen Lastgang 
und Lastprofil unterschieden. Ein Lastgang ist der tatsächliche Stromverbrauch gemes-
sen in kW über die Zeit. Dies geschieht bei Kunden ab einem Jahresverbrauch von 
100.000 kWh und wird als registrierte Leistungsmessung (RLM) bezeichnet.3 Der Last-
gang wird nach einem bestimmten Zeitrhythmus – in der Regel mit Viertelstundenwer-
ten – aufgezeichnet und die daraus errechnete Arbeit und Höchstlast anschließend abge-
rechnet. Das Lastprofil hingegen ist die Kategorisierung der unterschiedlichen Kunden 
                                                 
 
1 S. StromNEV Anlage 3. 
2 S. § 17 Abs. 2 und 3 StromNEV. 
3 S. § 12 StromNZV in Verbindung mit § 10 MessZV. 
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in ein vorher definiertes Segmentprofil ohne tatsächliche Leistungsmessung. Die dafür 
herangezogenen Faktoren sind: 
− Temperaturvorhersagen, 
− Wetterprognose, 
− Werktag, Wochenende, Feiertag, 
− historische Lastdaten, 
− Bilanzkreiszusammensetzung sowie 
− besondere Ereignisse.1 
Durch die Zuordnung in ein Lastprofil wird der tatsächliche Lastgang des Kunden abge-
schätzt. Ein Beispiel hierfür sind die Haushaltskunden im Niederspannungsbereich, die 
als Standardlastprofile (SLP) bezeichnet werden.2 Der Mengenverbrauch wird vor der 
Periode der Leistungserbringung geschätzt und durch jährliches Ablesen aufgezeichnet 
und abgerechnet. Eine tatsächliche Leistungsmessung im Lastgang ist eine Vorausset-
zung für ein stärker leistungsberechnetes Netzentgelt. Im Begriffszusammenhang der 
Anreize erhalten Netzentgelte aufgrund der Schnittstelle zwischen Netzbetreiber und 
Energiemarkt eine wichtige Bedeutung. Im System der Anreizregulierung sind sie das 
Ergebnis der Regulierungsziele. Die ökonomischen Anforderungen sind allerdings brei-
ter aufgestellt, als alleinig die Ziele der Akteure oder der allgemeinen Energiepolitik zu 
berücksichtigen. Entsprechend ist ein Geflecht an Ursache-Wirkung-Zusammenhängen 
zu beachten. Das erste Beispiel ist das ökonomische Prinzip der Verursachungsgerech-
tigkeit.3 Dieses ist über die regionale Auflösung der Netzentgelte grundsätzlich gege-
ben. Deutschlandweit kommt es bei den Netzentgelten zu beträchtlichen 
Unterschieden.4 Gründe dafür sind neben strukturellen Einflussfaktoren, wie 
Einwohnerzahl oder Industrieanteil in der Wirtschaftsstruktur, ein hoher Anteil an EEG-
Erzeugungsanlagen und die damit verbundenen regionalen Netzinvestitionen sowie die 
Betriebskosten für die Systemintegration des volatilen, erneuerbaren Stroms. Der struk-
turelle Wandel der Erzeugungslandschaft wirkt sich regional unterschiedlich auf das 
                                                 
 
1 Vgl. Kamper, A., Lastmanagement, 2009, S. 20. 
2 S. § 12 Abs. 1 und 2 StromNZV. 
3 Vgl. Bourwieg, K., Netzentgelte, 2015, S. 7. 
4 Vgl. Agora Energiewende, Netzentgelte, 2014, S. 5. 
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Netzentgelt und die Netzfinanzierungsbelastung, die zum Teil auf bundeseinheitlichen, 
energiepolitischen Zielen basiert, aus. Das zweite Beispiel ist der durch steigende 
Strompreise entstehende Anreiz zur Ausweichreaktion der Endverbraucher in die Ei-
genversorgung. In der Folge werden die verbleibenden Kosten auf eine kleinere Kun-
dengruppe abgewälzt. Es kommt zur unsachgerechten Kostenverteilung, da auch Ei-





7 Anreizkompatibilität im Regulierungsrahmen der Energiewende 
und der Entgeltregulierung 
Die Frage der Anreizkompatibilität bezieht sich auf die Koordinationsprobleme der heu-
tigen Energieversorgung. Das Ziel der hier aufgeführten Ausführungen zur Anreizkom-
patibilität ist die Erfassung und Darstellung des Spannungsfeldes der Regulierungsan-
reize und der Energiewende unter Berücksichtigung der beteiligten Akteure. Besonderes 
Augenmerk gilt dabei der Entgeltregulierung, die anhand der drei Beispiele Erlösober-
grenze, Preisobergrenze und Netzentgelttarife erläutert wird. Die Überprüfung der Kon-
sistenz der Anreize ist ein wichtiger Aspekt bei der Ausgestaltung der Regulierung für 
die natürlichen Monopole der Stromnetze, da sie die Plattform zwischen Erzeugungs- 
und Verbrauchslast sind. Die Relevanz dieses Spannungsfeldes ergibt sich aus der es-
sentiellen Bedeutung des Stromnetzes für ein technisch funktionierendes Gesamtsystem 
und für die am Strommarkt teilnehmenden Akteure. Letztlich setzt sich Anreizkompati-
bilität aus gesetzlichen Anreizen und ökonomischem Handeln der Akteure zusammen. 
Das Kapitel beginnt zunächst mit grundlegenden Begriffszusammenhängen zur Anreiz-
kompatibilität. Anschließend werden beteiligte Akteure und ihre Ziele hinsichtlich der 
Energiewende und der Regulierung aufgezeigt. Anhand verschiedener Beispiele und 
Sachfragen ist eine Analyse der Anreizkompatibilität im Regulierungsrahmen und in-
nerhalb der WSK möglich.  
7.1 Terminologie und Begriffszusammenhänge der Anreizkompatibilität 
Anreizkompatibilität, die auch als Interessenhomogenität oder Interessengleichheit be-
zeichnet werden kann, beschreibt nach Knaus einen Zustand, in dem durch eine Maß-
nahme oder einen Mechanismus eine Verhaltensweise angereizt wird.1 Bietet diese 
Maßnahme einen Anreiz zu einem Verhalten, mit dem ein festgelegtes Ziel erreicht 
wird, dann ist Anreizkompatibilität gegeben. Ein Anreiz ist in diesem Zusammenhang 
nach Minter eine wirtschafts- oder finanzpolitische Maßnahme, die eine höhere (öko-
                                                 
 
1 Vgl. Knaus, A., Informationsasymmetrie, 2013, S. 1ff. 
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nomische) Leistungsbereitschaft bewirkt.1 Beispiele für Leistungsbereitschaft sind das 
Arbeitsangebot von Haushalten oder die Investitionen von Unternehmen. 
Zum Verständnis der Anreizkompatibilität ist der Begriff des Ziels zentral. Nur mit Hil-
fe einer präzisen Zieldefinition können Maßnahmen generiert werden, die richtige An-
reize zur Erreichung der formulierten Ziele setzen und so eine Grundlage schaffen, um 
den für die Zukunft gewünschten Sollzustand zu erreichen. Ein Ziel ist nach Jung als 
festgelegter, zu erreichender Sollzustand zu verstehen.2 Ziele können weiterhin nach 
verschiedenen Merkmalen, u.a. der Zeit, dem Inhalt oder der Beziehungsart, in ein Ziel-
system eingeordnet werden.3 Um eine angemessene Beurteilung der Zielbeziehungen 
gewährleisten zu können, ist prozessual der Sollzustand mit dem Istzustand zu verglei-
chen. Hier ist die Differenzierung in Formal- und Sachziel notwendig. Formalziele sind 
übergeordnete Ziele, die beispielsweise das Weiterbestehen des Unternehmens sichern 
und durch direkte Ziele auf Unternehmensebene, wie z. B. durch Gewinnerzielung oder 
durch Qualitätsverbesserung, erreicht werden. Sachziele sind diesen untergeordnet und 
beziehen sich auf konkrete Handlungen, Produkte und Dienstleistungen. Beispiele für 
Sachziele sind die konkrete Renditevorgabe oder die Reduzierung von Betriebsunfällen. 
Aus der Perspektive eines Stromnetzbetreibers ist ein Formalziel z.B., die Versorgungs-
sicherheit zu gewährleisten. Dieses kann dann faktisch mit dem Sachziel der Verbesse-
rung der Netzstabilität erreicht werden. 
Die Zielbeziehungen beschreiben das Verhältnis der einzelnen Ziele untereinander 
(Ziel-Ziel-Beziehung). Idealerweise beeinflussen sich alle Ziele und die dadurch ausge-
lösten Tätigkeiten komplementär. In der Realität kommt es hingegen nicht immer zu 
dieser Konstellation, sondern zu vielfältigen Zielbeziehungen. Sie sind grundsätzlich 
entweder komplementär, konkurrierend, neutral oder antinom. Komplementäre Ziele 
beschreiben eine Zielharmonie, in der eine Zielverfolgung die gleichzeitige Annäherung 
an ein anderes Ziel beinhaltet. Dem entgegen steht die Zielkonkurrenz, bei der sich Zie-
le nicht vollends miteinander vereinen lassen, sondern die höhere Zielerreichung des 
einen Ziels, eine geringere Zielerreichung des anderen Ziels bedingt. In einer neutralen 
                                                 
 
1 Vgl. Minter, S., Anreiz, 2015, S. 1. 
2 Vgl. Jung, H., Betriebswirtschaftslehre, 2006, S. 29ff. 
3 Vgl. Welge, M. et al., Management, 2008, S. 206. 
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Zielbeziehung haben die Ziele keinen Einfluss aufeinander. Die antinome Zielbeziehung 
überspitzt die Zielkonkurrenz; sie schließt eine Zielerreichung zwischen zwei Zielen 
komplett aus. Im Ergebnis ist ein Zielvergleich ein komplexer Vorgang, der die genaue 
Kenntnis der Begrifflichkeit und der verschiedenen Betrachtungsebenen voraussetzt. 
Für die einzelnen Anspruchsgruppen und für die Gesamtbetrachtung ergibt sich ein plu-
ralistisches Zielsystem. Dieses wird ergänzt durch die Ziel-Mittel-Beziehung, die auch 
zurück zur Anreizkompatibilität führt. Nur aus der Analyse der Ziel-Maßnahmen-
Beziehung und der daraus entstehenden Anreize, abhängig von der Interessenpriorisie-
rung des Akteurs, lässt sich auf Anreizkompatibilität schließen. Insofern spielen die 
energiepolitische Priorisierung und ihre Zielbeziehungen eine regulatorisch außeror-
dentlich wichtige Rolle.1 
Für die Anwendung der erläuterten Begriffe in Verbindung mit der Netzregulierung ist 
eine Illustration der Zusammenhänge hilfreich. Ohne der detaillierten Betrachtung der 
Akteure und ihrer Ziele vorzugreifen, steht am Anfang die Analyse und Bestandsauf-
nahme zum Status der Netze. Sie bildet die Grundlage für die Diskussion zur Festle-
gung der Regulierungsziele zwischen den verschiedenen Akteuren. Die Akteursvielfalt 
ist in diesem Bereich groß und reicht von staatlichen Organen bis hin zur regulierten 
Branche und der Wissenschaft.2 Darauf aufbauend werden das Regulierungssystem 
festgelegt, Gesetzesänderungen vorgenommen sowie die entsprechenden konkreten 
Maßnahmen ausgewählt bzw. erarbeitet. Aus der Maßnahme heraus resultieren Anreize, 
die von den betroffenen Netzbetreibern unter Berücksichtigung ihrer betriebswirtschaft-
lichen Interessen und Unternehmensstrategie ausgelegt werden. Dadurch ausgelöste 
Tätigkeiten führen dann im Ergebnis zur Zielerreichung oder Verfehlung, und der Pro-
zess findet nach einer Überprüfung einen neuerlichen Anfang. Die Differenzierung der 
Anreize ist zweiteilig. So können Anreize erfolgreich sein und die Zielerreichung beför-
dern. Im Falle einer Zielverfehlung kann die Maßnahme anreizinkompatibel sein. Her-
vorzuheben ist die Auslegung der Maßnahme und der daraus geschlussfolgerte Anreiz 
oder Fehlanreiz. Die auf theoretischer Basis erdachten Ziele und daraus abgeleiteten 
                                                 
 
1 Vgl. Hungenberg, H., et al., Unternehmensführung, 2011, S. 49. 
2 Weitere Akteure sind Verbände, Gewerkschaften, Nichtregierungsorganisationen, Denkfabriken, Medi-
eneinrichtungen und Akteure mit internationalem Hintergrund. 
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praktischen Maßnahmen können in der Realität zu Zielabweichungen führen. Aus der 
wirtschaftswissenschaftlichen Theorie heraus verweist dieses Schema der Informations- 
und Interessenasymmetrie an den Prinzipal-Agent-Konflikt. Abbildung 44 auf der 
nächsten Seite fasst die Ausführungen zusammen. 
Abbildung 44: Prozessüberblick Anreizkompatibilität 
 
Quelle: eigene Darstellung1 
7.2 In die Regulierung involvierte Akteure und ihre Ziele 
7.2.1 Exkurs: Ebenen der Gesamtbetrachtung 
Die Diskussion über Anreizkompatibilität auf deutscher Betrachtungsebene wird für die 





 regional (Landkreis bzw. landkreisübergreifend) 
 lokal (Kommunen und Gemeinden). 
Die Regulierung wirkt in den verschiedenen Segmenten der WSK auch auf diesen Ebe-
nen weiter. Die Rahmenbedingungen unterscheiden sich auf den einzelnen Ebenen und 
                                                 
 
















































können Zielkonflikte verursachen, die Anreizkompatibilität verhindern. Hervorzuheben 
ist das Zusammenwirken von nationaler Regulierung, europäischen Energiepolitikzielen 
und globalen Energiemärkten. Hinzu kommt der Aspekt, dass neben Entwicklungen 
innerhalb regulierter Bereiche Entwicklungen außerhalb dieser Bereiche einen großen 
Einfluss haben. Ein Beispiel für fehlende Anreizkompatibilität auf der europäischen 
Ebene ist das Ziel, den europäischen Energiebinnenmarkt zu vereinheitlichen.1 Dies 
wird durch die europäische Strombörse mittels Market Coupling präqualifizierter Län-
der vorangetrieben.2 Gleichwohl gilt der Vertrag über die Arbeitsweise der Europäi-
schen Union in § 194 Absatz 2 zur nationalen Ausgestaltungshoheit der Energiepolitik.3 
Hier wird das Subsidiaritätsprinzip eingesetzt. Das Ergebnis sind nationale Regulie-
rungsunterschiede. 
7.2.2 Betrachtung ausgewählter Akteure 
Akteure auf Märkten oder in regulierten Branchen zeichnen sich durch aktive System-
teilnahme aus. Dahinter verbirgt sich die Vorstellung, gleichermaßen Chancen und Ri-
siken symmetrisch ausgesetzt zu sein und aktiv Handlungen durchzuführen.4 Marktteil-
nehmer sind in diesem Begriffsverständnis keine Akteure, da sie asymmetrisch entwe-
der Chancen oder Risiken gegenüberstehen.5 
Die Grundlage der Betrachtung ist eine Einteilung in die funktionalen Rollen: Gesetz-
geber, Regulator und Netzbetreiber bzw. regulierte Branche sowie Netznutzer.6 Die 
absolute Anzahl der Akteure und Interessengruppen innerhalb dieser funktionalen Rol-
                                                 
 
1 Vgl. Europäische Kommission, Umgestaltung des Energiemarkts 2015, S. 5ff. 
2 Seit 2014 sind 19 europäische Staaten in Multi-Regionen-Kopplung der EPEX SPOT im Day-Ahead-
Marktsegment vertreten; vgl. EPEX SPOT, Marktkopplung, 2016, S. 1. 
3 S. § 194 Abs. 2 AEUV. 
4 Vgl. Erdmann, G., Energiewende, 2012, S. 5. 
5 Durch die Investitionen in dezentrale Erzeugungsanlagen verändert sich die Zusammensetzung der 
Marktteilnehmer. Das bisherige Angebotsoligopol entwickelt sich zu einer polypolen Angebotsstruktur. 
Beispiele für neu eintretende Marktteilnehmer sind Projektierer, Finanz- oder Privatinvestoren. Mit 87 % 
Anteil stellen Privatpersonen, Gewerbe, Projektierer, Banken/Fonds und Landwirtschaft die überwälti-
gende Mehrheit der EE-Investoren dar. Klassische Versorger mit einem Anteil von 11 % spielen eine 
untergeordnete Rolle; vgl. Agora Energiewende, Stromverteilnetze, 2013, S. 12. 




len ist groß.1 Des Weiteren wird zwischen der europäischen und nationalen Ebene der 
Akteure unterschieden. So sind auf der europäischen Ebene die gesetzgebenden Organe 
der Europäischen Kommission, des Europäischen Parlaments und des Europäischen 
Rates aktiv. Sie stehen im Austausch mit der länderübergreifenden Regulierungsbehör-
de Agentur für die Zusammenarbeit der Energieregulierungsbehörden (ACER). Sie 
überwacht die nationalen Regulierungsbehörden. Allgemeine Grundlage der Zusam-
menarbeit ist der Vertrag über die Arbeitsweise der Europäischen Union. In § 194 
AEUV sind zur Errichtung eines europäischen Binnenmarktes die Ziele im Energiebe-
reich aufgelistet (s. Abschnitt 3.3). 
Im Ergebnis werden strategische Vorgaben und Ziele für die Mitgliedstaaten der Euro-
päischen Union erarbeitet, die von den nationalen Staaten teilweise in national geltendes 
Recht umgesetzt werden müssen oder als Empfehlung dienen. Diese Maßnahmen be-
rühren unbeschadet des § 192 Absatz 2 Buchstabe c AEUV nicht das Recht eines Mit-
gliedstaats, die Bedingungen für die Nutzung seiner Energieressourcen, die Wahl zwi-
schen verschiedenen Energiequellen und die allgemeine Struktur seiner Energieversor-
gung zu bestimmen. Der gesetzliche Rahmen der EU ist auf Großprojekte, z.B. Offsho-
re Windparks und Interkonnektion, ausgelegt. Insofern bleibt die europäische Regulie-
rung beschränkt, während die nationale Regulierung insbesondere für die Verteilnetzbe-
treiber maßgeblich ist.2 
Auf der nationalen Ebene agieren in Deutschland im gesetzgebenden Bereich die Bun-
desregierung inkl. der Bundesministerien, der Bundesrat inkl. der Landesregierungen 
und der Bundestag. Die Bundesnetzagentur ist von der Bundesregierung mit dem Regu-
lierungsmandat beauftragt und überwacht die Netzbetreiber bei der Regulierungsumset-
                                                 
 
1 Insbesondere in den Gruppen Netzbetreiber und Netznutzer ist eine Vielzahl an Akteuren aggregiert. So 
lassen sich bei Netzbetreibern ÜNB und VNB unterscheiden. Eine weitere Differenzierung ist auch bei 
VNB möglich z.B. nach Netzstruktur oder bewirtschafteten Spannungsebenen. Die Netznutzer sind Er-
zeuger und Verbraucher. Dazu kommen weitere Akteure aus der Wertschöpfung wie Händler und Ver-
triebe, deren Geschäftstätigkeit ohne das Stromnetz nicht möglich ist. Neben der Betrachtung der funktio-
nalen Rollen der Akteure bei der Regulierung hat der BDI bereits 2008 aufgezeigt, dass bei der Stromlie-
ferung vom Kraftwerk bis zum Endverbraucher zehn verschiedene Akteure in 16 unterschiedlichen Ver-
tragsverhältnissen beteiligt sind; vgl. FfE, Demand Response, 2010, S. 33. 
2 Vgl. Fischer S. et al., Roadmap, 2012, S. 4. 
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zung.1 Die BNetzA ist eine selbstständige Bundesoberbehörde im Geschäftsbereich des 
BMWi. In Zusammenarbeit mit dem BKartA bildet sie die wettbewerbsrechtliche Miss-
brauchsaufsicht im Energiebereich und reguliert den Netzzugang. Darüber hinaus prüft 
sie die festgelegten Höhen der Netznutzungsentgelte (NNE). Mit Inkrafttreten des no-
vellierten EnWG 2005 nahmen die BNetzA und die Landesregulierungsbehörden ihre 
Tätigkeiten auf. Genauer betrachtet wird die Regulierung der VNB – je nach Größe und 
Geographie der Verteilnetze – durch die Bundesnetzagentur oder die zuständige Lan-
desregulierungsbehörde vorgenommen. Gemäß § 54 Satz 2 EnWG nimmt die Bundes-
netzagentur die Aufgaben der Landesregulierungsbehörden wahr, soweit Energieversor-
gungsunternehmen betroffen sind, an deren Elektrizitäts- oder Gasverteilernetz jeweils 
mehr als 100.000 Kunden unmittelbar oder mittelbar angeschlossen sind oder ein Elekt-
rizitäts- oder Gasverteilernetz über das Gebiet eines Landes hinausreicht. Die Netzbe-
treiber ihrerseits geben die Regulierungswirkung an die Netznutzer weiter, die in dieser 
Funktionskette die letzte Beteiligungsgruppe sind. Die Auswirkungen der gewählten 
Regulierung betreffen vor allem sie. Im Rahmen der Evaluierungsprozesse und der 
Netzausbauplanung haben sie die Möglichkeit, sich in den Regulierungsprozess einzu-
bringen.  
Konkretes Beispiel für den durch die Gesetzgeber vorgegebenen rechtlichen Rahmen in 
Deutschland ist das EnWG. Es ist die zentrale Grundlage für die Regulierungsumset-
zung. Einzelaspekte konkretisieren sich in speziellen Verordnungen wie beispielsweise 
der ARegV, der StromNEV oder der StromNZV. Die Aufzählung der hier angefügten 
Gesetze und Verordnungen ist dabei keineswegs vollumfänglich.2 
Die nachfolgende Abbildung 45 zeigt die an der Regulierung beteiligten Akteure auf, 
um mittelbare und unmittelbare Beziehungen darzulegen. 
 
                                                 
 
1 So wie in einigen Fällen die Länderregulierungsbehörden z. B. in Hamburg oder in Baden-Württemberg. 
Einige Länder, z. B. Mecklenburg-Vorpommern, geben per Organleihe ihre Kompetenzen an die Bundes-
netzagentur ab. 
2 Eine Überblicksdarstellung der rechtlichen Regulierungsbedingungen in Form von Strategien, Gesetzen 




Quelle: eigene Darstellung 
7.2.3 Zielgegenüberstellung der gesetzgebenden Organe, Netzbetreiber und 
Netznutzer 
Die Zielgegenüberstellung der Akteure der Regulierung findet auf wirtschaftlicher Inte-
ressenebene statt, um bestehende Zielkonflikte herauszuarbeiten und voneinander ab-
grenzen zu können. Zu beachten ist, dass es sich aus eigentumsrechtlicher Sicht zum 
Teil um staatliche und private Akteure in der Regulierung handelt.1 Insbesondere bei 
Netzbetreibern ist die Grenze zwischen öffentlicher oder privater Eigentümerstruktur 
fließend. Verantwortlich dafür sind verschiedene Gesellschafterstrukturen, die teils 
Mehr- oder Minderheitsbeteiligungen staatlicher oder privater Investoren abbilden. Für 
die hier vorgenommene Analyse wird unterstellt, dass die Netzbetreiber in mehrheitlich 
privater Eigentümerschaft sind. Hintergrund ist die Annahme, dass öffentliche Eigen-
tümer in ihrer Zielpräferenz die Renditeziele niedriger und die Versorgungssicherheit 
höher gewichten. 
Die wirtschaftliche Interessenebene lässt sich in gesamt- und einzelwirtschaftliche Teil-
ebenen untergliedern. Dabei können für die einzelnen Akteure die Motive stärker von 
der einen oder der anderen Teilebene geprägt sein. Nachfolgend werden die einzelnen 
Ziele der Akteure abgeleitet und erläutert. Sie beziehen wirtschaftliche Interessen und 
die Befriedung der Nutzenerwartung ein. 
                                                 
 



























Abbildung 45: Ebenen und Beteiligte der Regulierung für Stromnetze 
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Die Bundesregierung verfolgt das wirtschafts- und energiepolitische Ziel, auf die Wei-
terentwicklung der Energieversorgung Einfluss zu gewinnen. Basierend auf der ener-
giepolitischen Prioritätensetzung ist dies eine der grundlegenden Gestaltungsmöglich-
keiten der Bundesregierung im Bereich der Daseinsvorsorge. Das Bestreben der Bun-
desregierung bezüglich der Stromnetzregulierung ist es, ungerechtfertigt hohe Netzent-
gelte zu unterbinden und die wirtschaftlichen Standortkriterien im internationalen Ver-
gleich attraktiv zu gestalten.1 Die Tatsache, dass die Endverbraucherstrompreise eine 
nationale Beschränkung aufweisen und Strom im Gegensatz zu Erdöl, Erdgas und Koh-
le kein global handelbares Energiegut ist, erhöht die Bedeutsamkeit dieses Aspektes.2 
So existieren für Erdöl und Kohle global anerkannte Referenzpreise. Bei Erdgas ist dies 
zumindest für die Kontinente Nordamerika, Europa und Asien der Fall, wobei sich hier 
auch ein Trend hin zu einem stärker verflochtenen Weltmarkt zeigt.3 Für Strom existie-
ren in Europa verschiedene regional repräsentative Handelspreise z.B. von der EEX für 
Nordwest-Europa oder von Nord Pool Spot für Skandinavien.4 Einen globalen Strom-
preis gibt es jedoch nicht. Der Vergleich verdeutlicht, dass die Preise internationaler 
Energiegüter sich dem Einfluss der deutschen Bundesregierung und der regulatorischen 
Vorgaben entziehen. Netzentgelte dagegen sind ein national beeinflussbarer Bestandteil 
des Strompreises und von der Bundesregierung durch eigene Regulierungsentscheidun-
gen gestaltbar. Im Ergebnis sind somit die Regulierung der Stromnetze und der daraus 
resultierende Einfluss auf die Netzentgelte ein in der nationalen Energiepolitik heraus-
ragender Aspekt.  
Ein weiteres ökonomisches Ziel sind zudem minimale Regulierungstransaktionskosten 
durch eine effiziente Regulierungskoordination mit Vereinfachungen in der Umsetzung. 
Ein Beispiel hierfür ist das vereinfachte Verfahren der Anreizregulierung (siehe Punkt 
6.3.2). Zugleich ist eine ausgewogene Kostenentwicklung als Randbedingung für die 
allgemeine Akzeptanz zu beachten. Schließlich werden abgestimmte Folgekonzepte 
entlang der Wertschöpfungskette für den Einbau der dezentralen Erzeugung z.B. beim 
                                                 
 
1 Vgl. Bundesregierung, Energiewende, 2015. 
2 Vgl. Oettinger, G., Energie, 2014. 
3 Vgl. Auer, J. et al., Gasschwemme, 2010, S. 3. 
4 Preise für bestimmte Handelsprodukte lassen sich auf den Internetseiten der Börsen nachvollziehen; 
http://www.eex.com/en/ und http://www.nordpoolspot.com/  
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Netzausbau benötigt. Hier überlagern sich die Ziele der Bundesregierung mit denen der 
Bundesnetzagentur, die um einen zeitlich synchronisierten Netzausbau und -umbau im 
Sinne der Erzeugungsstrukturveränderung bemüht ist.1 
Die Regulierungsbehörden versuchen durch ihr Regulierungsmandat, die fehlende wett-
bewerbliche Investitions- und Preispolitik im Stromnetzbereich zu ersetzen. Die Bun-
desnetzagentur steht hierbei im Austausch mit dem Bundesministerium für Wirtschaft 
und Energie, das die Regulierungsinhalte vorgibt.2 Für das Regulierungsgeschehen sind 
die energiepolitischen Ziele aus dem § 1 EnWG maßgebend, und in der Wahl des Regu-
lierungssystems konkretisieren sich diese Ziele. Die davon abgeleiteten wirtschaftlichen 
Anreize veranlassen die Unternehmen zur Umsetzung der Vorgaben. Darüber hinaus 
koordiniert die Bundesnetzagentur die Netzausbauplanung und überwacht den Aspekt 
der Diskriminierung beim Netzzugang.3 Ferner ist eine gute Stellung im internationalen 
Vergleich anzustreben. Da die Regulierung in Deutschland von europäischer Seite be-
einflusst wird, besteht ein Interesse, die eigene Regulierungsausgestaltung darzulegen. 
Im Zuge der Formulierung eigener institutioneller Ziele hat die Bundesnetzagentur den 
Verbraucherschutz als zentrales Ziel festgelegt.4 
Die Netzbetreiber verfolgen in erster Linie betriebswirtschaftliche Ziele und wollen 
ihren weiteren Unternehmensbestand sichern. Die Gewinn- und Umsatzerzielung sowie 
eine werthaltige und -steigernde Unternehmensführung sind konkrete Sachziele. In ih-
rem wirtschaftlichen Rationalverhalten reagieren sie dementsprechend auf regulatori-
sche Anreize. Eine investitionsfreundliche Regulierung und die Anerkennung der Inves-
titionskosten entsprechen den Interessen der Netzbetreiber. Die technischen Ziele heben 
die Systemsicherheit mit einem einwandfreien Netzbetrieb und die Versorgungszuver-
lässigkeit hervor. Die genannten Ziele sind nicht antinomisch, sondern konkurrieren 
miteinander. Die Netzbetreiber wägen betriebswirtschaftlich zwischen den Pönalen 
schlechter Versorgungsqualität und Renditeeffekten aus ihrem Investitionsverhalten ab. 
                                                 
 
1 Vgl. Bundesnetzagentur, Jahresbericht, 2014, S. 41. 
2 Eine Zusammenfassung der ökonomischen Aspekte der Unabhängigkeit von Regulierungsinstitutionen 
wird durch Francesc Trillas in Independent Regulators: Theory, Evidence and Reform Proposals, 2010 
erstellt. 
3 S. § 20 EnWG. 
4 Vgl. Bundesnetzagentur, Jahresbericht, 2013, S. 50ff. 
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An dieser Stelle ergibt sich für die gesetzgebenden Organe ein Spielraum, das Investiti-
onsverhalten unter Berücksichtigung der Versorgungsqualität direkt zu beeinflussen. 
Dazu fügt sich das Ziel der öffentlichen Akzeptanz. Aufgrund der Versorgungtätigkeit 
ist die öffentliche Akzeptanz der unternehmerischen Tätigkeiten Bestandteil der Unter-
nehmensaufgabe und für die Fortführung der Unternehmenstätigkeit ein zentraler Be-
einflussungsfaktor. Netzbetreiber stehen hier in einem Spannungsfeld aus gesellschafts-
rechtlichen Zielen und öffentlichen Interessen. Übergeordnetes Ziel ist daher die Risi-
kominimierung durch bestmögliche Beachtung der gesetzlichen Vorgaben (Compli-
ance).1 
Netznutzer lassen sich in Verbraucher und Erzeuger einteilen. Beide Gruppen verfolgen 
in Bezug auf die Netzregulierung das Ziel der Kostenminimierung bei Netzanschluss 
und Netznutzung. In ihrer Zielverfolgung sind sie abhängig von den Vorgaben der Re-
gierung, der zuständigen Regulierungsbehörde sowie der Umsetzung durch die Netzbe-
treiber. Hervorzuheben ist, dass Einspeiser in Deutschland keine Netznutzungsentgelte 
zahlen. Auf Haushaltsebene ist für Netznutzer z. B. die Eigenerzeugung wirtschaftlich 
interessant, wenn die Kosteneinsparpotenziale im Vergleich zum Strombezug aus dem 
öffentlichen Netz überwiegen. Die Übernahme der Interessenvertretung des einzelwirt-
schaftlichen Interesses der Netznutzer erfolgt durch die Verbraucherschutzzentrale, das 
Bundeskartellamt und die Bundesnetzagentur. Diese Institutionen überwachen und kon-
trollieren die Netzentgelte und haben die Kompetenz, bei überhöhten Netzentgelten 
einzugreifen. 
Der Abgleich der wirtschaftlichen Interessenebene, der Regulierungsziele und der kon-
kreten Handlungsmöglichkeiten der regulierungsbeteiligten Akteure in der nachfolgen-
den Tabelle 13 zeigt, dass eine Vielzahl an Auswirkungen existiert, die sowohl zieliden-




                                                 
 
1 Vgl. Klotz, M., IT-Compliance, 2014, S. 18. 
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Tabelle 13: Synopse Ziele der am Regulierungsprozess beteiligten Akteure  
 
Quelle: eigene Darstellung 
Der zentrale Zielkonflikt zwischen den Regulierungsbeteiligten verläuft zwischen der 
gesellschaftlichen Wohlfahrtmaximierung durch die regulatorischen Vorgaben der ge-
setzgebenden Organe und der unternehmensbezogenen Gewinnmaximierung der 
Stromnetzbetreiber. Im Ergebnis ist zwischen den Akteuren keine Zielkompatibilität 
vorhanden.  
7.2.4 Diskussion zum Regulierungsrahmen ausgewählter Akteure 
Der Gegenstand der folgenden Überlegungen ist der Regulierungsrahmen für ausge-
wählte Akteure der Energieversorgungskette. Diese sind Großerzeuger (Großerzeu-
gungsanlagen angeschlossen an die Übertragungsnetze), Übertragungs- und Verteil-
netzbetreiber, mittlere und kleinere Erzeuger (Erzeugungseinheiten angeschlossen an 





Gewinn- und Umsatzsteigerung; werthaltige 
Unternehmenssubstanz; Systemsicherheit, (technisch 
einwandfreier Betrieb); Versorgungszuverlässigkeit; 
Versorgungswachstum (erhöht EOG)
Kostenminimierung bei Netzanschluss und 
Netznutzung
Voraussetzung für die 
Energiewende
ausreichende finanzielle Investitionsanreize; 
investitionsfreundliche Regulierung; Anerkennung 
von Investitionskosten; Investitionssicherheit
Anreize der Eigenversorgung stehen Kosten der 





Kostensenkung (ARegV); Investitionsoptimierung 
(strategisches Verhalten im gegebenen System)
kostenminimales Optimierungsverhalten 







International wettbewerbsfähige Energiepreise; 
Energiewende (Mengenziele für EE, EnEff. und CO2-
Einsparung); minimale 
Regulierungstransaktionskosten 
Verbraucherschutz durch Ersatz fehlender 
wettbewerblicher Investitions- und Preispolitik 
durch Regulierung; volkswirtschaftliche 
Kosteneffizienz; Qualitätsverbesserung
Voraussetzung für die 
Energiewende
Investition in EE, Gebäudesanierung, Elektromobilität 
und Kraftwerksmodernisierung; beherrschbare 
Kostenentwicklung; abgestimmte Folgekonzepte 
entlang der Wertschöpfung für Einbau dezentraler 
Erzeugung





Erhöhung der Leistungsfähigkeit der 
Energieversorgung
Interessenvertreter der Verbraucher (Weitergabe 






Der angenommene kausale Zusammenhang für die Bewertung der Regulierung stellt 
sich wie folgt dar: Steigt die Aufmerksamkeit in einem Themenbereich der politisch 
handelnden Akteure, vergrößert sich der wirtschaftlich-rechtliche Regulierungsrahmen, 
der neben Gesetzen und Verordnungen auf nationaler und internationaler Ebene ebenso 
Konzepte und Aktivitäten der Regulierungsbehörde beinhaltet.1 Eine Bewertung ist 
schwierig zu quantifizieren und erfolgt anhand der zwei Merkmalausprägungen starker 
und weniger starker politischer Fokus. Die aufgeschriebenen Beispiele stehen jeweils 
als Lösungsmöglichkeiten für die Akteure bereit. Im Gegensatz dazu steht im techni-
schen Bereich der technologische Entwicklungsstand im Vordergrund. Bei der tatsäch-
lichen Anwendung entscheiden ferner weitere Faktoren, z.B. wie technisch sinnvoll eine 
Lösungsmöglichkeit ist. Ihre Anwendung beeinflusst letztlich den wirtschaftlich-
rechtlichen Rahmen. 
c. Technische Lösungsmöglichkeiten 
Es zeigt sich, dass unter den großen Anlagen zur Stromerzeugung ab 100 MW die kon-
ventionellen Großkraftwerke marktreif und in der Industrie verfügbar sind. Es handelt 
sich um Basistechnologien. Offshore-Windparks als regenerative Großerzeugungsvari-
ante haben bisher die Markteinführung erreicht und gelten als Schlüsseltechnologie. Bei 
den Netzbetreibern sind z. B. die Hochspannungsgleichstromübertragung (HGÜ) und 
die regelbaren Ortsnetzstationen für die Einhaltung der Spannungsbandwerte technisch 
verfügbare Lösungsmöglichkeiten und daher Basistechnologien. Direkt auf der Verteil-
netzebene einspeisende Erzeuger verfügen meist über die Technologien Windkraft- und 
PV-Anlagen. Diese sind durch die Fördermechanismen des EEG zu Basistechnologien 
geworden. Die technischen Lösungsmöglichkeiten auf der Verbraucherstufe sind unter-
schiedlich einzuordnen. Während Elektrospeicherheizungen in großem Maße bereits als 
Basistechnologie angewendet – allerdings auch schon wieder zurückgebaut – werden, 
steht die Entwicklung der Verbrauchssteuerung erst am Anfang und ist daher als 
Schrittmachertechnologie zu bezeichnen.2 
                                                 
 
1 Vgl. Bundesministerium für Wirtschaft und Energie, Gesetzeskarte, 2013. 
2 Grundlage der Einteilung von Technologien in Schrittmacher-, Schlüssel- und Basistechnologien ist das 
S-Kurven-Konzept nach Foster. Der Ansatz klassifiziert Technologtypen nach Phasen. Schrittmacher-
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Im Ergebnis sind auf allen Ebenen technische Optionen für das Erreichen der Energie-
wendeziele vorhanden. Ihre Anwendung basiert auf gesonderten Anforderungen, die 
u.a. Kosten-, Sicherheits- und systemische Aspekte vereinen, hier aber aufgrund des 
gewählten Fokus der Arbeit nicht vertiefend untersucht werden. 
d. Wirtschaftlich-rechtlicher Regulierungsrahmen 
Hervorzuheben ist im wirtschaftlich-rechtlichen Regulierungsrahmen der Vorrang der 
Einspeisung erneuerbarer Erzeuger. Hierbei handelt es sich um den gesetzlich veran-
lassten vorrangigen Anschluss von Anlagen zur Einspeisung von Strom aus erneuerba-
ren Energien1 und der vorrangigen Abnahme, Übertragung, Verteilung sowie Vergütung 
des Stroms durch die zuständigen Netzbetreiber.2 Dieser ineinandergreifende 
Mechanismus mit Preis- und Mengengarantie sowie einer Kosten- und Erlöswälzung 
zugunsten der Anlagenbetreiber ist im Gesamtregulierungsrahmen – in Form des EEG – 
von entscheidender Bedeutung. Hinzu kommt der Erlass der Netznutzungsentgelte. 
Dadurch werden Investitionen wirtschaftlich attraktiv und Technologieeinführungen in 
den Markt beschleunigt.3 Die gesetzlich festgelegte Vergütung basiert auf den 
technologiespezifischen Kosten der Stromerzeugung. Das Ziel der Markteinführung ist, 
Lernkurven mit sich daraus ergebenden Technologieverbesserungen und 
Kostendegressionen in der Stromherstellung zu ermöglichen. Zusammengefasst ist in 
der aktuellen Ausgestaltung im hier dargelegten wirtschaftlich-rechtlichen 
Regulierungsrahmen der Vorrang der erneuerbaren Stromproduktion zusammen mit der 
garantierten Einspeisevergütung der systemprägende Anreiz. 
Insgesamt lässt sich bei der wirtschaftlich-rechtlichen Ausgestaltung ein Ungleichge-
wicht erkennen. Während auf der Erzeugungsseite u.a. mit dem EEG und der KraftNAV 
und bei den Übertragungsnetzbetreibern mit der Offshore-Umlage und den Netzent-
                                                                                                                                               
 
technologien zeichnen sich durch ein hohes Wachstumspotenzial bei gleichzeitiger Unsicherheit aus. 
Schlüsseltechnologien erreichen die Marktreife und können von Unternehmen selbst weiterentwickelt 
werden. Ist die Technologie innerhalb der Industrie allgemein verfügbar, erfolgt der Übergang zur Basis-
technologie; vgl. Schumann, M., Innovationsmanagement, 2003, S. 40 ff.; mehr Grundsätzliches zu dem 
Konzept in Foster 1986, S. 271 ff. 
1 Gemäß § 11 Einspeisemanagement EEG gilt dieser Vorrang auch für Strom aus Grubengas und Kraft-
Wärme-Kopplungsanlagen.  
2 S. § 2 EEG. 
3 Vgl. Fulton, M. et al., feed-in tariff, 2011, S. 13ff. 
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wicklungsplänen ein ausgeprägter Regulierungsrahmen existiert, der zu Investitionen 
anreizt, sind für das Verteilnetz und die Verbraucher die wirtschaftlichen Anreize ge-
ringfügiger ausgestaltet.1 Der Gesetzgeber konzentrierte sich bei seiner Anreizsetzung 
gemäß einer evolutionären Energiewende zunächst alleinig auf den Erzeugungsbereich. 
So sind neben dem zentralen EnWG das EEG, das KWK-G und das ATG Beispiele für 
die Regulierung auf dieser Wertschöpfungsstufe. Im Netzbereich stellt sich ein anderes 
Bild dar. Mittlerweile gibt es beim Übertragungsnetz eine Reihe von Gesetzen wie 
NABEG, EnLAG oder BBPlG. In Kombination mit den wirtschaftlichen Anreizen der 
ARegV und der Offshore-Umlage ergibt sich ein geregeltes Regulierungsumfeld. Für 
das Verteilnetz gilt dies nur eingeschränkt; hier gilt zwar die Anreizregulierung, aber 
ein ausgeprägtes Gesetzeswerk fehlt. Das Verhältnis der Investitionsaufwendungen zwi-
schen ÜNB und VNB 2012 betrug 1:6 und rechtfertigt somit dieses Ungleichgewicht 
nicht.2 
Die energiepolitische Perspektive zeigt den Fortbestand der zentralen Strukturen der 
Energieversorgung. Stellen die Ergebnisse die Grundlage der Bewertung dar, so sind 
Großkraftwerks- und Übertragungsnetzbetreiber bisher besser in den politischen 
Meinungsbildungsprozess integriert als kleinere dezentrale Firmenstrukturen. Dies 
dokumentiert die Anzahl der Gesetze und Verordnungen im jeweiligen Geltungsbereich. 
Für die wirtschaftlichen Mechanismen in der Wertschöpfungskette ergibt sich ein 
differenziertes Bild. Die in der ARegV verankerte Erlösobergrenze ist der 
wirtschaftliche Mechanismus zur Finanzierung der Netzbetreiber und dient 
Effizienzanreizen, da die Einsparungen im Unternehmen verbleiben (siehe Punkt 6.3.1). 
3 Freie Preisgestaltung findet sich an der EEX auf dem Großhandelsmarkt für 
produzierten Strom. Auf das EEG und die garantierte Einspeisevergütung wurde soeben 
eingegangen. Im Ergebnis ist die Elektrizitätsversorgung in ein differenziertes 
Regulierungsumfeld eingebettet (vgl. Abb. 46). 
                                                 
 
1 Vgl. Bundesministerium für Wirtschaft und Energie, Gesetzeskarte, 2013. 
2 Vgl. Bundesnetzagentur, Monitoringbericht, 2013, S. 16. Investitionen ÜNB 1.152 Mio. Euro und VNB 
6.005 Mio. Euro. 
3 In Norwegen wird die Erlösobergrenze zu 40 % von den individuellen Netzbetreiberkosten bestimmt. 
Die weiteren 60 % errechnen sich aus einem Kostenvergleich mit andern Netzbetreibern; vgl. NordREG 




Quelle: eigene Darstellung 
Insgesamt ist der politische Wille die treibende Kraft der Ausgestaltung der 
Regulierung. Hierdurch sind die Bereiche der politischen Aufmerksamkeit umfassender 
geregelt als Bereiche, die weniger in der öffentlichen Diskussion stehen. Die Ursache-
Wirkung-Zusammenhänge der Energieversorgung führen zu der Notwendigkeit, die 
Regulierungsperspektive zu erweitern und die gesamte Wertschöpfungskette für eine 
optimale Festlegung des Regulierungssystems zu analysieren. Maßgeblich ist die 
Erkenntnis, dass die Entwicklung der Regulierung auf der Netzseite neben netzinternen 
Entwicklungen, wie z.B. verfügbare technische Lösungsmöglichkeiten oder 
Konzeptveränderungen, ebenso stark vom Regulierungsrahmen netzexterner 
Entwicklung in der Erzeugung und dem Verbrauch abhängt. Unter ordnungspolitischen 
Gesichtspunkten zeigen die Ergebnisse der vorherigen Betrachtung einen evolutionär 
gewachsenen Entwicklungsstand. Die Energiewende ist entscheidend von 
Konstitutionen und der Aufmerksamkeit der beteiligten Institutionen geprägt. 
Abbildung 46: Ausgestaltung im Regulierungsrahmen der Stromversorgung
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7.3 Anreizkompatibilität im Regulierungsrahmen 
Die nachfolgenden Abschnitte weisen auf überlagernde Anknüpfungspunkte der An-
reizkompatibilität hin. Zu beachten ist, dass zwischen impliziten und expliziten Anrei-
zen unterschieden werden kann. Implizite Anreize sind gesetzlich nicht definiert, die 
aber faktisch genau durch ihr fehlen ebenso eine Anreizwirkung entfalten. Explizite 
Anreize sind gesetzlich ausformulierte Anreize, die sicht- und messbar sind. Sie sind 
Grundlage der Analyse. 
7.3.1 Zielkonflikt zwischen Energiewende und Anreizregulierung 
Die Energiewende und die Anreizregulierung sind voneinander unabhängige Konzepte. 
Auf der einen Seite steht die Energiewende, welche die politischen Zielvorgaben für 
den Umbau der gesamten Stromversorgung für die Erzeuger, das Netz und die Verbrau-
cher umfasst. Sie wurde 2010 mit dem Energiekonzept angestoßen. Auf der anderen 
Seite ist der Mechanismus der Anreizregulierung als Ergebnis nationaler Gesetzgebung 
im Bereich des Stromnetzes zu sehen, der eine effiziente Nutzung der Energienetze mit 
dem Schwerpunkt auf Kosteneffizienz als Ziel verfolgt.1 Sie wurde 2007 gesetzlich ver-
abschiedet und 2009 eingeführt. Im Ergebnis sind die beiden Konzepte zeitlich und in-
haltlich nicht aufeinander abgestimmt. 
Die Energiewende ist das politische Konzept, welches die Energieversorgung in 
Deutschland konkreten Zielvorgaben umrahmt und auf alle Bereiche einwirkt. Dagegen 
ist die Anreizregulierung ein Hybridkonzept zur wirtschaftlichen Regulierung des natür-
lichen Monopols und hat einen sehr konkreten Charakter und konkrete Zielvorgaben. 
Hinzu kommt der Unterschied in der zeitlichen Geltungsdauer. Die Energiewende setzt 
sich Ziele bis in Jahr 2050, während die Anreizregulierung in Fünf-Jahres-Perioden 
funktioniert. Als Resultat führt das zu einer zeitlichen Asymmetrie in der Steuerungslo-
gik der beiden Konzepte. Aus diesen Punkten resultierend wirkt die Energiewende mit-
telbar auf die Anreizregulierung und die Anreizregulierung unmittelbar auf die Wert-
schöpfungsstufe Netz ein.  
                                                 
 
1 Vgl. Bundesministerium für Wirtschaft und Energie, Gesetzeskarte, 2013. 
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Die entscheidenden Fragen sind: Lassen sich die Ziele der Energiewende mit den Wir-
kungen der derzeitigen Anreizregulierung vereinbaren? Ist die Anreizregulierung an-
reizkompatibel für die Implementierung der Energiewende oder konterkariert sie diese?  
Die Erlösobergrenze ist in der derzeitigen Anreizregulierung der zentrale regulatorische 
Wirkungsmechanismus. Es ist davon auszugehen, dass die Erlösobergrenze einen gerin-
geren Preis für die Netznutzung ermöglicht, als sich im freien Spiel der Kräfte zwischen 
Netzmonopolen und Netzkunden herausbilden würde.1 Im Ergebnis eignet sich die Er-
lösobergrenze zur Optimierung der Funktionsfähigkeit und zur Kostensenkung des be-
stehenden Energiesystems sowie zur Wettbewerbssimulation. Nach der Liberalisierung 
und im Aufbruch der Monopolstrukturen war die Wirkungsweise der Erlösobergrenze 
angebracht. Sie ist allerdings nicht notwendig im Zusammenhang mit der Erreichung 
der Ziele der Energiewende. Eine Ursache liegt darin, dass der von der Energiewende 
hervorgerufene Umbau des Erzeugungsparks auch Um- und Ausbaumaßnahmen der 
Stromnetze erfordert. Der Zielkonflikt zwischen der Erlösobergrenze und der Energie-
wende ergibt sich aus dem Anpassungsbedarf der Stromnetze an die veränderte Erzeu-
gungsstruktur, der unmittelbar Investitionen in Primär- und Sekundärtechnik notwendig 
macht. Der Anreiz zur Kosteneffizienz ist nicht kompatibel mit der Investitionsbewälti-
gung. Benötigt werden neben den Anreizen zur Kostensenkung Anreize für Investitio-
nen bzw. ein Gleichgewicht der Anreize. Insbesondere bedingen Entwicklungen auf den 
Wertschöpfungsstufen außerhalb des Netzbereiches diesen Ausgleich. Die Zeitsensitivi-
tät der Prozesse drängt die Schlussfolgerung auf, dass der Erzeugungsumbau und der 
Netzumbau und -ausbau zeitlich zu synchronisieren sind. Für eine solche Aufgabe sind 
abgestimmte Anreize und zeitlich abgestimmte Steuerungslogiken unabdingbar. Hier 
greift die Veränderung der EOG-Formel in der ARegV aus dem Jahr 2016 ein. Sie ver-
bindet nunmehr die Effizienz- mit Investitionsanreizen aus dem Energiekonzept und aus 
dem praktischen Regulierungserfordernis. 
In Bezug auf die Netzinnovationen gibt es einen weiteren Bereich, der bisher in der Er-
lösobergrenzenformel nicht berücksichtigt wird. Eine Anerkennung von innovationsty-
pischen First-of-its-kind-Kosten, die 15-20 % über später realisierbaren Kosten liegen 
                                                 
 
1 Vgl. Jamison, M. A., Revenue Cap, 2007, S. 5f. 
152 
 
können, findet bisher nicht statt. Das ist insofern problematisch, da Netzinnovationen 
Netzausbau reduzieren kann. Als Beispiel sei hier die Steuerung von erneuerbaren Er-
zeugungsanlagen genannt. 
Auf letzteres Problem wurde am 05.07.2013 im Entschließungsantrag 447-3-13 des 
Bundesrates „Verordnung zur Änderung von Verordnungen auf dem Gebiet des Ener-
giewirtschaftsrechts“ neben weiteren Detailänderungen reagiert und eine Anerkennung 
der Ausgaben für Forschung und Entwicklung in der Erlösobergrenze § 25a ARegV 
genehmigt. Durch die mitunter kurze buchhalterische Abschreibungsdauer kann es zu 
Investitionen in der IKT kommen, die nicht in der Kostenbasis Berücksichtigung finden 
oder erst mit erheblichem Zeitverzug in die nächste Regulierungsperiode gewälzt wer-
den können. Die Konstellation der einerseits fehlenden Investitionsanreize und der an-
dererseits positiven Resultate einer Einführung dieser Technologie führen zu einer In-
vestitionsverzögerung. Eine nicht vorhandene Kostenanerkennung stellt die Geschäfts-
führung privatwirtschaftlich organisierter Netzbetreiber vor die Wahl, durch die Investi-
tionen das Betriebsergebnis zu mindern oder bei Investitionsverzögerung auf eine regu-
latorische Anpassung zu setzen. Somit ist in diesem Fall keine Anreizkompatibilität 
zwischen der ARegV und den Netzinnovationen durch Investitionen in IKT gegeben. 
Ein Faktor in der EOG, der dazu beiträgt, den Zielkonflikt zwischen Kosteneffizienz 
und Investitionsanreiz abzumildern, ist das Qualitätselement (siehe Punkt 6.3.2). Dahin-
ter steht der Gedanke, Kostensenkungen nicht durch Qualitätseinbußen zu erreichen. 
Aus Sicht des Regulators wägt der Netzbetreiber zwischen den Kosten einer Versor-
gungsunterbrechung und den Investitionen zum Erreichen der gewünschten Versor-
gungsqualität ab. Aus Netzbetreibersicht ergibt sich dabei ein Spielraum. Es kann zu 
einer Option kommen, die Qualitätsverschlechterung bei einer weiter in hohem Maße 
verbleibenden Gesamtversorgungsqualität in Kauf zu nehmen, um die Investitionen 
beispielsweise ins Basisjahr zu verlegen. 
Im Ergebnis vereint die EOG unterschiedlichste Anreize für die Netzbetreiber und 
adressiert Effizienz- und Investitionspotenziale gleichermaßen. Diese entsprechen aller-
dings nicht zwingend den Erfordernissen der Energiewende und stellen keine vollstän-
dige Anreizkompatibilität her. 
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7.3.2 Auswirkungen der Unbundling-Vorschriften 
Vertikal integrierte Unternehmen waren in der Lage, durch das Zusammenführen von 
Erzeugung, Transport und Vertrieb den Wettbewerb zu unterbinden. Dies kann durch 
Preisverzerrungen infolge von Kostenverlagerungen oder ungerechtfertigt hohe Netz-
entgelte erfolgen.1 Um eine funktionierende Wettbewerbssituation zu erreichen, muss 
diese Marktmacht abgebaut werden.2 Ein Instrument dafür ist die vertikale Entflechtung 
und somit Trennung und Unabhängigkeit des Stromnetzes von den anderen Unterneh-
mensteilen.3 Der Wettbewerb im Strommarkt ist folglich mit einem diskriminierungs-
freien netzseitigen Zugang zu realisieren.4 
Die Vorschriften über die Entflechtung der Netzbetreiber sind in den §§ 6 bis 10 EnWG 
geregelt. Grundsätzlich müssen Netzbetreiber gemäß § 6a EnWG und § 6b EnWG eine 
informatorische und buchhalterische Trennung von den anderen Wertschöpfungsstufen 
vornehmen. Nach § 6a Abs. 1 EnWG haben u.a. auch Netzbetreiber sicherzustellen, 
dass die Vertraulichkeit wirtschaftlich sensibler Informationen, von denen sie in Aus-
übung ihrer Geschäftstätigkeit als Netzbetreiber Kenntnis erlangen, gewahrt wird. Das 
bedeutet, dass der Netzbetreiber vor allem Informationen über Dritte, die er nur auf-
grund seiner Rolle als Netzbetreiber erhalten hat, nicht anderen offenbaren darf. Das 
betrifft hier vor allem Kundendaten. Zur rechtlichen und operationellen Entflechtung 
gemäß § 7 EnWG bzw. § 7a EnWG sind nur Netzbetreiber zur Umsetzung verpflichtet, 
die mehr als 100.000 Kunden an ihr Netz angeschlossen haben. Das schließt auch das 
Kommunikationsverhalten und die Markenpolitik des VNB ein, die eine Verwechselung 
mit den Vertriebsaktivitäten des vertikal integrierten Energieversorgungsunternehmens 
verbietet.5 Im Ergebnis werden die Geschäftsbereiche eines Energieversorgungsunter-
nehmens in eigenständigen Rechtsformen organisiert und eine unabhängige materielle, 
personelle, technische und finanzielle Handlungsfähigkeit hergestellt. Eine gemein-
schaftliche Leitung rechtlich abgegrenzter Bereiche ist nicht möglich. Der Informati-
                                                 
 
1 Vgl. Brunekreeft, G. et al., Ex-ante-Regulierung, 2001, S. 8. 
2 Vgl. Haucap, J., Trennung, 2008, S. 15. 
3 Vgl. Haucap, J., Trennung, 2008, S. 16. 
4 S. § 20 Abs. 1 EnWG. 
5 S. § 7a Abs. 6 EnWG. 
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onsaustausch wirtschaftlich sensibler Informationen wird erschwert und die Marktein-
trittsbarriere für andere Erzeuger und Vertriebe abgesenkt. 
Ein weiterer Anknüpfungspunkt für Entflechtung sind die eigentumsrechtlichen Ver-
hältnisse der Energieversorgungsunternehmen. Die umfassendste Variante ist die eigen-
tumsrechtliche volle Entflechtung von Unternehmensteilen. Der Netzbetrieb wird dabei 
aus dem bisherigen Unternehmensverbund ausgegliedert und an Dritte veräußert. Das 
natürliche Monopol wird nicht verändert, aber das Diskriminierungspotenzial verrin-
gert. Den Netzbetreibern wurde an dieser Stelle ein Wahlrecht eingeräumt. So können 
sie nach § 9 EnWG der Entflechtung im Sinne eines Independent System Operator oder 
nach § 10 EnWG als Independent Transmission Operator nachkommen. 
Die ökonomischen Auswirkungen des Unbundling sind vielseitig. Dem erhöhten Wett-
bewerb stehen verlorene Verbundvorteile aus vertikal integrierter Wertschöpfung ge-
genüber. Der Koordinationsaufwand in einem erzeugungsunabhängigen Stromnetz 
steigt und die Transaktionskosten im Sinne von Such- und Informationskosten erhöhen 
sich. Insbesondere die Anreize zur Standortwahl der Erzeugungsanlagen führen bei ent-
gegengesetzten Zielen der Erzeuger aus Ertragsoptimierung und der Netzbetreiber aus 
Systemoptimierung zu Verzerrungen. Hierzu führten Büdenbender et al. bereits 2008 
aus: 
Bei einer freien Wahl der Vertragspartner und der Vertragsmodalitäten würden sich die 
Parteien im Sinne des Coase-Theorems auf den effizienten Standort einigen, indem 
Kompensationszahlungen geleistet werden. Das […] Problem liegt jedoch einerseits in 
der bestehenden Anschlusspflicht und andererseits in der Aufteilung der Netzinvestiti-
onskosten. Werden diese auf alle Netznutzungsentgelte pauschal umgelegt, so bestehen 
keine Anreize für den Kraftwerksbetreiber, einen gesamtwirtschaftlich optimalen 
Standort zu wählen. […]1 
Weiterhin sind Entwicklungen auf der Betriebsmittelseite schwieriger zu beurteilen. So 
gelangen energiewendebedingte, mögliche neue Netzbetriebsmittel, wie z. B. Ladesäu-
len für Elektrofahrzeuge oder stationäre Batteriespeicher, in den Bereich der Stromnetz-
regulierung und weiten faktisch das natürliche Monopol aus. Dies führt zu der Frage 
nach der Sicherung der Investitionsrente. Durch das Ausscheiden der Netzbetreiber aus 
dem Unternehmensverbund wird das Risiko der versunkenen Kosten bei Netzbetriebs-
                                                 
 
1 Steger, U. et al., Netze, 2008, S. 65. 
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mitteln alleinig auf die Netzbetreiber umgewälzt. Zusammengenommen besteht die Ge-
fahr einer Unterinvestition oder einer Nichtumsetzung notwendiger Netzveränderungen. 
Im Hinblick auf den Nutzen des Unbundling kann der gestiegene Wettbewerb auf vor- 
und nachgelagerten Wertschöpfungsstufen genannt werden. Durch das Aufbrechen der 
vertikal integrierten Versorgerstrukturen beachten die Marktakteure ihr Eigeninteresse.1 
7.3.3 Technologieeinführung intelligenter Messsysteme 
Die aufgezeigten Auswirkungen der Energiewende (siehe Kap. 5) führen zu einem Be-
darf, Stromerzeuger, Verbraucher und Speichermöglichkeiten energieinformatorisch 
miteinander zu vernetzen. Die im Verteilnetz bestehende Zähl- und Messinfrastruktur 
kommt unter den neuen Anforderungen an ihre Grenzen. Daher spielen Forschung und 
Entwicklung im Themenfeld „intelligente Messsysteme“ bzw. „Smart Meter“ eine 
wichtige Rolle. Der Begriff intelligentes Messsystem (iMsys) ist nicht einheitlich defi-
niert und dient als übergreifendes Schlagwort. Dahinter verbirgt sich eine moderne 
Messeinrichtung (moMe), die an ein Smart Meter Gateway (SMGw) angeschlossen ist. 
Diese Kombination aus elektronischer Messeinrichtung und Kommunikationseinheit 
ermöglicht die standardisierte Kommunikation der Energiedaten, die den Anforderun-
gen eines durch das Bundesamt für Sicherheitstechnik erstellten Schutzprofils genügen 
müssen. Der Bereich des Messens der Energiedaten, z. B. den Energieverbrauch, ist 
abzutrennen vom Bereich der Steuerung der einzelnen Komponenten. Eine intelligente 
Steuerung von z. B. dem Stromverbrauch oder der Einhaltung einer definierten Ver-
brauchslast benötigt Steuerungstechnik, die in iMsys oder SMGw nicht eingebaut wird. 
Hinzu kommen die Marktsignale und Anreize zur Steuerung, die nicht im Fokus der 
hier durchgeführten Betrachtung stehen. Das überlagernde Ziel der Vernetzung der Ak-
teure ist der energie- und klimapolitische Nutzen der Integration der fluktuierenden EE-
Erzeugung.  
Im Ergebnis erscheint für den Energiemarkt der zentrale Vorteil in der Einführung von 
IKT (Informations- und Kommunikationstechnologien) zu liegen. Durch eine verbesser-
te Datenerfassung des elektrischen Energieverbrauchs und die viertelstundenscharfe 
                                                 
 
1 Vgl. Erdmann, G., Liberalisierung, 2008, S. 197f. 
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Fernauslesung sind Anwendungen wie z. B. eine Stromverbrauchsvisualisierung mög-
lich. Hinzu kommt die Möglichkeit für Vertriebe, etwa mittels monetärer Anreize in 
Form von variablen Tarifen für Endkunden eine Lastverlagerung erarbeiten zu können. 
Ebenso werden Angebote für Energiedienstleistungen durch eine verbesserte Prognose 
möglich. Dies betrifft beispielsweise die Frage von Erzeugungsüberschüssen, denen 
unter Inanspruchnahme der Daten intelligenter Messsysteme eine Verbrauchsverlage-
rung entgegengebracht werden kann. Chancen für Akteure entstehen durch die 
Markteinführung der Messsysteme und neue Aufgaben im Messwesen. Die Vorteile 
sind eine bessere Informationslage von Erzeugung und Verbrauch sowie Personalein-
sparungen aufgrund automatisierter Ableseprozesse. Nachteile können durch die größe-
ren Sicherheitsaufwendungen für das Kommunikationsnetz zur Datenübertragung ent-
stehen. 
a. Derzeitige Regelungen im EnWG 
Netzbetreiber, die gemäß § 21b EnWG Messstellenbetreiber und Messdienstleister sind, 
haben heute bereits diese iMsys im Einsatz. Bisher sieht die gesetzliche Grundlage für 
Großkunden mit einem Energieverbrauch ab 100.000 kWh eine registrierte Leistungs-
messung vor, um über die Auswertung der Daten Verbrauchsmuster zu erkennen und zu 
optimieren. Weiterhin ist im aktuell gültigen Rechtsrahmen in § 21c Abs. 1 EnWG eine 
Verpflichtung zur Installation sogenannter intelligenter Messsysteme an Zählpunkten 
mit einem Verbrauch > 6.000 kWh/a definiert. Voraussetzung ist die technische Ver-
fügbarkeit der Anlagen, was eine technische als auch datenschutzrechtliche Arbeitsfä-
higkeit der Messanlagen bedeutet. Die Ausrüstung der betroffenen Zählpunkte im Netz-
gebiet ist grundsätzlich von den Folgeverordnungen gem. § 21i EnWG abhängig, mit 
denen der Gesetzgeber zum einen die technische Verfügbarkeit von intelligenten Mess-
systemen festlegt und zum anderen den Finanzierungsmechanismus und die genaue 
Ausgestaltung des Rollouts von intelligenten Messsystemen regeln wird.  
b. Gesetzesentwurf Messstellenbetriebsgesetz mit Einführung einer Preis-
obergrenze 
Die gesetzliche Grundlage für diese Einführung bildet der Gesetzentwurf zur Digitali-
sierung der Energiewende. Aufbauend auf einer ersten Kosten-Nutzen-Analyse und dem 
Eckpunktepapier „Verordnungspaket Intelligente Netze“ vom 09.02.2015 hat das 
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BMWi am 04.11.2015 die Rahmenbedingungen für einen Rollout vorgelegt. Im Ergeb-
nis sieht der Gesetzgeber einen stufenweisen Rollout vor.1 Die in diesem Gesetzentwurf 
stehenden Themen, die im Prozess der Anreizkompatibilität und in wirtschaftlicher Hin-
sicht eine hervorgehobene Rolle spielen, sind: 
 Veränderung der Marktrollen mit neuen Funktionen und Verantwortlichkeiten 
 Markteinführung neuer Technologien mit einer Preisobergrenze 
 Liberalisierung im Messmarkt und in diesem Zusammenhang die Themen, Ent-
flechtung, Quersubventionierung von wettbewerblichen Bereichen durch den 
Netzbetreiber und regulatorische Risiken der Kostenanerkennung. 
Nachfolgend soll nun die Preisobergrenze (POG) als Regulierungssystem betrachtet und 
die Auswirkungen auf die Markteinführung beschrieben werden.  
Für die Technologieeinführung der iMsys, in der Marktpreise für Geräte und Prozesse 
noch nicht existieren, stellt sich die Frage der wirtschaftlichen Anreize für einen schnel-
len Rollout durch die POG. Aus ökonomischer Sicht ist die POG ein Höchstpreis, der 
i.d.R. das Angebot begrenzt und zu einem Nachfrageüberhang führt. Grundlegende An-
nahme dafür ist, dass der Höchstpreis unterhalb des Gleichgewichtspreises von Angebot 
und Nachfrage liegt (vgl. Abb. 47) 
Abbildung 47: Preisobergrenze als Höchstpreis 
 
Quelle: eigene Darstellung 
                                                 
 
1 S. § 29ff. MsbG-E. 
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Für den Fall des Rollout kommt eine weitere Besonderheit hinzu. Es gelten verschiede-
ne POG, die auf unterschiedliche Verbrauchergruppen zurückgeführt werden, aber es 
handelt sich im Grunde um identische Produkte. Hierbei ist die Lenkungsfunktion des 
Regulierers durch den Markteingriff erkennbar. Die Preisobergrenzen sind politisch 
gesetzte Preise, die ohne das Zusammenkommen von Angebot und Nachfrage zustande 
kommen. Nachfolgend ist das Rolloutszenario nach dem MsbG-E aufgeführt. 
Tabelle 14: Rolloutszenario nach dem Messstellenbetriebsgesetzentwurf 
 
 
Quelle: eigene Darstellung in Anlehnung an §§ 29ff. MsbG-E 
In der Konsequenz sind die Rolloutsegmente für die Betreiber wirtschaftlich unter-
schiedlich attraktiv. Weitere Unsicherheit entsteht durch den ungewissen Anpassungs-
prozess der POG. Ein Automatismus in Form einer Formel – vergleichbar zur EOG-
Formel – wäre hier hilfreich, um die nicht marktkonforme politische Eingriffsmöglich-
keit in den Marktpreis der Messdienstleistungen schon im Vorfeld einzugrenzen. Hin-
sichtlich der Geschwindigkeit des Rollout spielt die Höhe der POG eine entscheidende 
Rolle. Angenommen die Kosten für den Rollout liegen bei der Markteinführung über 
der POG, wäre es ein wirtschaftlich rationales Kalkül in dieser Situation, sich auf die 
Pflichteinbaufälle zu beschränken und weitere Kostendegressionen zu antizipieren. Im 





> 100.000 2017 16 keine** x
50.000-100.000 2017 8 200 x
20.000-50.000 2017 8 170 x
10.000-20.000 2017 8 130 x
6.000-10.000 2020 8 100 x
4.000-6.000 2020 60 optional
3.000-4.000 2020 40 optional
2.000-3.000 2020 30 optional
< 2.000 2020 23 optional
§ 14 a EnWG*** 2017 100 x





> 100 2017 8 keine** x
30-100 2017 8 200 x
15-30 2017 8 130 x
7-15 2017 8 100 x
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Ergebnis und ebenso unter Bezugnahme auf die Ausführungen aus Abschnitt 6.2.2 eig-
net sich die POG für eine konstante Systemumwelt, für eine Technologieeinführung 
jedoch nicht. Aus Regulierungssicht wird ein Kostendeckel implementiert, der ein Aus-
ufern der Kosten vermeidet und die Verbraucher vor ungerechtfertigt hohen Kosten 
schützt. Dies deckt sich mit dem energiepolitischen Ziel der Wirtschaftlichkeit. Gleich-
zeitig steckt für Produzenten und Betreiber der performancebasierte Regulierungsansatz 
dahinter, die Geräte und Prozesse kosteneffizient zu gestalten, um einen möglichst ho-
hen Deckungsbeitrag erwirtschaften zu können. Das Ziel eines schnellen Rollout ist 
gleichwohl durch das zusammengenommene Maß an Unsicherheit gefährdet. Die auf 
der nächsten Seite folgende Abbildung 48 zeigt die Herausforderung, schnellstmöglich 
die Kostendegression unter die POG zu bringen. 
Abbildung 48: Preisobergrenze und Kostenverläufe iMsys und moMe 
 
Quelle: eigene Darstellung 
Zusammenfassend lässt sich festhalten, dass die Einführung von moMe und iMsys ein 
zu überwindender Engpass ist, das Fourth-Level-Play – mit dem Ziel, den Verbrauch zu 





















































Investitionen in IKT einen Upfront-Charakter; ihre gesamtwirtschaftliche Auswirkung 
ist nicht exakt vorhersehbar. 
7.3.4 Regulatorischer Rahmen für Stromspeicher 
In den aktuellen gesetzlichen Rahmenbedingungen sind Stromspeicher nicht definiert 
und ihre Anwendung ist im Netzbereich regulatorisch nicht anerkannt. Der deutsche 
Energiegesetzesrahmen enthält kein Energiespeichergesetz. Vielmehr sind die für die 
Speicher relevanten Regelungen in verschiedenen Gesetzen und Verordnungen zu fin-
den. Aufgrund des historischen Versorgungsparadigmas im Stromsektor spielte das 
Thema der Energiespeicherung bisher in der Gasversorgung eine größere Rolle. Die 
Saisonalität im Gasverbrauch und die gute Speicherfähigkeit des Rohstoffes sind Grün-
de dafür. Dementsprechend finden sich für die Gasspeicherung eine Vielzahl an Geset-
zen und Verordnungen wie z. B. das Bundesberggesetz, das Kohlendioxid-
Speicherungsgesetz, die Gassicherungsverordnung oder die Gasnetzzugangsverordnung. 
Im Strombereich gibt es aktuell keine derartige Regelungsdichte.1 Das Thema der 
Stromspeicherung gewinnt erst im Zusammenhang mit der Energiewende an Bedeu-
tung. Dabei findet zumeist die Bezeichnung Stromspeicher oder Speicher Anwendung, 
jedoch ohne eine gesetzliche Definition dieser Begriffe. Die bisherigen Regelungen 
konzentrieren sich auf die Behandlung der Finanzflüsse, die durch die Stromspeiche-
rung hervorgerufen werden, z. B. im Erneuerbare-Energien-Gesetz.  
Eine offene Teilfrage ist die Einstufung der Speicherung elektrischer Energie und die 
Rolle im Markt- und Netzbereich. Neben der Frage des Status von Speichern als Netz-
betriebsmittel, Letztverbraucher oder Einspeiser ist die Aufgabe der Speicher zu defi-
nieren. Hier fehlt es derzeit an einer gesetzlichen Vorgabe, was dazu führt, dass EES als 
dezentrale Erzeuger bei der Einspeisung ins Netz und als Letztverbraucher bei der 
Aufnahme von Strom betrachtet werden. Infolgedessen ist die EES nicht von den 
Strompreiskomponenten befreit und die Anwendung durch die Kostenbelastungen 
wirtschaftlich weniger angereizt. 
                                                 
 
1 Vgl. Bundesministerium für Wirtschaft und Energie, Gesetzeskarte, 2013. 
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Ein Anwendungsbeispiel ist die Umwandlung elektrischer Energie in gespeicherte che-
mische Energie in der Lithium-Ionen Batterie. Sie wird derzeit als Letztverbrauch ein-
gestuft. In der Folge ist die Batterie bei der Wiedereinspeisung aus rechtlicher Sicht ein 
dezentraler Erzeuger mit den daran geknüpften Folgen für die wirtschaftliche Betrei-
bung der Anlage. Durch diesen Status ist eine Befreiung von den gesetzlichen Umlagen 
nicht möglich, lediglich die Befreiung von den Kosten der Netznutzung.1 Das liegt da-
ran, dass Anlagen zur Speicherung elektrischer Energie, die bis zum 4. August 2026 in 
Betrieb gehen, für einen Zeitraum von 20 Jahren ab Inbetriebnahme hinsichtlich des 
Bezugs der zu speichernden elektrischen Energie von den Entgelten für den Netzzugang 
freigestellt sind. Laut § 118 Abs. 6 EnWG in Verbindung mit § 15 Abs. 1 StromNEV 
betrifft diese Einschränkung nur Energie, die zeitlich versetzt in dasselbe Netz zurück-
gespeist wurde. Eigenverbrauch, Verluste und sonstiger Verbrauch sind nicht freige-
stellt.  
Problematisch ist ebenso auf der Erlösseite die Zuordnung der Vergütungen zwischen 
Netz- und Anlagenbetreibern. Die Einnahmen aus dem Batteriebetrieb verbunden mit 
der Einspeisung von Strom verbleiben beim Anlagenbetreiber. Aufgrund der Befreiung 
von den Netzentgelten wird eine Bezahlung nach EEG-Einspeisevergütung gemäß § 60 
Abs. 3 EEG nicht gewährt. Hier wird Doppelförderung vermieden. Die Kosten für etwa-
ige Netzerweiterungen und teilweise für den Netzanschluss verbleiben beim Netzbetrei-
ber. Die Einstufung als Letztverbraucher bei der Aufnahme von elektrischer Energie 
führt wiederum zu dem Umstand, dass die EEG-Umlage auf den letztverbraucherbezo-
genen Strom gezahlt werden muss. Dahinter steht das Ziel, den Letztverbraucher an der 
Zahlung der EEG-Umlage zu beteiligen.2 Die gesetzliche Definition des Letztverbrau-
chers im EnWG und im EEG sieht in ihm eine natürliche oder juristische Person, die 
Energie für den eigenen Verbrauch kauft und verbraucht.3 Letztlich handelt es sich bei 
EES um eine Zwischenspeicherung. Eine bloße Subsumierung der EES als 
Letztverbraucher ist nicht sachgerecht. Daher hat der Gesetzgeber ein 
                                                 
 
1 Die im Strompreis auf Haushaltsebene vorhandenen Umlagen sind: KWK-Umlage, abschaltbare Lasten, 
§ 19 StromNEV-Umlage, Offshore-Umlage, Konzessionsabgabe, EEG-Umlage, Stromsteuer und Mehr-
wertsteuer; vgl. Gerhard S., et al., 2014, S. 5. 
2 S. § 60 Abs. 1 Satz 1 EEG 2014. 
3 S. § 3 Nr. 25 EnWG i.V.m. § 5 Nr. 24 EEG 2014. 
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Stromspeicherprivileg bei der EEG-Umlage eingeführt. Nach § 60 Abs. 3 EEG 2014 
entfällt für Strom, der zwischengespeichert wird, die EEG-Umlage. Voraussetzung ist 
die ausschließliche Wiedereinspeisung in das Netz. In der Folge ist der EES als 
Zwischenspeicher für die öffentliche Versorgung von der EEG-Umlage befreit. Für 
weitere Betriebsstrategien, die bspw. eine Teilwiedereinspeisung oder einen 
Eigenverbrauch beinhalten, gilt dieses Privileg nicht.  
Im Ergebnis ist der Einsatz der Stromspeicher im Wettbewerb der Flexibilitätsoptionen 
und für die Flexibilisierung der Verbrauchsseite ein geeignetes technisches Instrument. 
Daher ist der Einsatz energiepolitisch und energietechnisch durchaus sachgerecht (siehe 
Abschnitte 1.1 und 5.4). Die derzeitige Ausgestaltung des regulatorischen Rahmens für 
Stromspeicher ist bisher nicht an entstandene Erfordernisse angepasst. Aufgrund der 
steigenden Relevanz der Speicherthematik ist im Strommarktgesetz mit einer Weiter-
entwicklung zu rechnen. 
7.4 Sachverhalte zur Anreizkompatibilität innerhalb der Wertschöpfungs-
kette 
7.4.1 Privilegierter Netzanschluss von EEG- und KWK-Anlagen 
Wie in Abschnitt 5.2 aufgezeigt, wächst die absolute Erzeugungsanlagenzahl aus erneu-
erbaren Energieträgern und verändert den Netzbetrieb. Grundlage dafür ist erstens die 
Anschlusspflicht dieser Anlagen nach § 8 Abs. 1 EEG 2014 und § 4 Abs. 1 KWK-G 
verbunden mit dem Privileg zum vorrangigen Anschluss und zweitens die vorrangige 
Abnahme elektrischer Energie dieser Anlagentypen nach § 11 EEG 2014. Zusätzlich hat 
der Gesetzgeber einen weiteren Anreiz für diese Anlagenbetreiber gesetzt. Zwar müssen 
die Kosten für den Anschluss unter dem derzeitigen Regulierungsregime vom Anlagen-
betreiber getragen werden.1 Etwaige Netzanpassungen oder Netzertüchtigungen, die aus 
der Einspeisung der Anlage resultieren, werden aber vom Netzbetreiber finanziert und 
entsprechend über Netzentgelte sozialisiert.2 Bei Erzeugungsanlagenanschluss in den 
unteren Spannungsebenen gilt dies auch für die daraus folgenden Netzanpassungen in 
                                                 
 
1 Vgl. Umweltbundesamt, KWK-Ausbau, 2014, S. 129. 
2 S. § 12 und 16 EEG 2014; § 4 Abs. 1 KWK-G. 
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höher gelagerten Spannungsebenen. Konkret bedeutet das, dass in Netzgebieten mit 
Energieüberschuss beispielsweise eine Erweiterung in einem Umspannwerk zum Ab-
transport der überschüssigen Energie vom Verteil- oder ggf. vom Übertragungsnetzbe-
treiber zu tragen ist.1 Als Gegenmaßnahme hat der Netzbetreiber die unternehmerische 
Wahl, einen Baukostenzuschuss vom Anlagenbetreiber zu erheben. Dieser wird über 
verringerte Netzentgelte aufgelöst und an die Netznutzer weitergegeben. 
In Bezug auf die Anreizkompatibilität bedeutet dies, dass Anlagenbetreiber Kostenursa-
chen in den Netzebenen nicht beachten. Die Wirtschaftlichkeit einer Anlageninvestition 
wird somit nicht von der Netzsituation beeinträchtigt. Gleichwohl ist eine Erlösgenerie-
rung ohne den netzgebundenen Stromtransport und die damit verbundenen Sys-
temdienstleistungen faktisch nicht möglich. Für den Netzbetreiber ergibt sich ein ande-
res Bild. Zwar geht die absolute Anzahl der Erzeugungsanlagen als Strukturparameter in 
den Effizienzvergleich nach § 13 Abs. 3 ARegV ein und ist in der EOG enthalten. Indes 
erlaubt der gesetzliche Rahmen aber keinen Spielraum für eine strategische Einfluss-
nahme auf den Anlagenstandort. Der Anlagenbetreiber kann frei über seinen Standort 
entscheiden und einen schnellen Netzanschluss einfordern. Durch die Betriebsabläufe 
und operative Restriktionen kann es zu einem verspäteten Netzanschluss kommen. Für 
diese Fälle gelten Ausfallregelungen für den Anlagenbetreiber. VNB und ÜNB muss 
den Netzanschluss im Folgenden realisieren, daran anschließende Folgeinvestitionen 
prüfen und diese der Bundesnetzagentur vorlegen. Die Auswirkungen auf die EOG sind 
ungewiss und es kommt zu einer Risikoverlagerung in dessen Richtung. Durch den Vor-
rang von § 10 ARegV vor § 23 ARegV, der die Investitionsmaßnahmen regelt, und auf-
grund der statistischen Parameter der Kalkulation entsteht eine unsachgerechte Unsi-
cherheit über die Investitionsrückflüsse auf Seiten der ÜNB. Insofern ist der Netzan-
schluss nicht anreizkompatibel zwischen Erzeuger und Netzbetreiber geregelt. Kurzfris-
tig ist diese Konstellation ein Anschlusshemmnis für den Netzbetreiber. Langfristig 
könnte sie durch Anschlussverzögerungen zum Investitionshemmnis für Anlagenbetrei-
ber werden oder durch überhöhte Kompensationszahlungen die öffentliche Akzeptanz 
dieser Investitionen vermindern. 
                                                 
 
1 S. § 12 Abs. 1 EEG 2014. 
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Tabelle 15: Anreizkompatibilität bei Netzanschluss  
Quelle: eigene Darstellung 
7.4.2 Abschaltung von EEG- und KWK-Anlagen 
Eine weitere Fragestellung der Rahmenbedingungen für Erzeuger und Netzbetreiber 
beim Ausbau der erneuerbaren Energien betrifft die Abschaltung erneuerbarer Erzeu-
gungsanlagen. Beide Interessengruppen profitieren von der Energiewende im Allgemei-
nen: die Erzeuger, indem sie ihre Anlagenzahl erhöhen und mit dem Einspeisevorrang 
gem. § 11 Abs. 1 EEG 2014 und § 4 Abs. 1 KWK-G privilegiert werden. Ebenso die 
Netzbetreiber, da sie ihr Anlagevermögen vergrößern und daher wertorientiert wachsen 
können. Bisher gibt es allerdings keinen Anreiz für die Erzeuger, ihre Anlagen lastnah 
aufzustellen. Daher gewinnt bei Netzengpässen und zur Wahrung der Netzstabilität die 
Frage nach der Abschaltung von Erzeugungsanlagen und ihre finanzielle Kompensation 
für Erzeuger und die Berücksichtigung der Kosten im Regulierungsrahmen für die 
Netzbetreiber an Bedeutung.1 Für die Netzbetreiber ist die Abschaltung von EE-, Gru-
bengas- und KWK-Anlagen eine Möglichkeit, Störungen des stabilen Netzbetriebes zu 
vermeiden.2 Diese Abschaltung darf den grundsätzlichen Einspeisevorrang nicht ver-
                                                 
 
1 Vgl. Harms, H., et al., Technologien, 2014, S. 72ff. 
2 Vgl. Hinz, F. et al., Netznutzungsentgelte, 2014, S. 13f. 
Privilegierter Netzanschluss von EEG- und KWK-G-Anlagen 
Akteure EEG-Erzeuger Netzbetreiber 
Gesetzliche 
Regelung 
§ 8 Abs. 1 EEG 2014 und § 4 
Abs. 1 KWK-G  
§ 8 Abs. 1 EEG 2014 und § 4 Abs. 1 





licher Anschluss für EE- und 
KWK-Anlagen; Anschlusskos-
ten beim Anlagenbetreiber 
vorrangiger und schnellstmöglicher 
Anschluss für EE- und KWK-
Anlagen; Versuch der Anerkennung 
der Veränderung der Versorgungsauf-






nung führen zu Rendite- und Liquidi-
tätsrisiko 
 Der Regulierungsrahmen stellt die Anreizkompatibilität durch verschiedene 
Maßnahmen und Regelungen in dieser Sachfrage nur unzureichend her. 
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hindern, ist in Ausnahmefällen nach § 13 Abs. 2 und 2a EnWG aber gesetzlich gestattet. 
Einschränkend gilt die Prämisse, dass vorrangig zu ergreifende Maßnahmen bereits 
ausgereizt sind. Die Rangfolge der netztechnischen und marktbasierten Maßnahmen 
sowie die Ermittlung der Entschädigungszahlungen und deren Berücksichtigung in den 
Netzentgelten gibt der Leitfaden zum EEG-Einspeisemanagement vor.1 
Dieser Leitfaden ist aus ökonomischer Sicht eine wichtige Grundlage für das Mengenri-
siko von Erzeugern und Netzbetreibern. Erzeuger handeln mit ihrer Investitionsent-
scheidung unabhängig von Netzengpässen und der Geschwindigkeit des Netzausbaus. 
Die damit einhergehenden Risiken werden faktisch sozialisiert. Für die Netzbetreiber 
ergibt sich eine Abwägungssituation zwischen einer Berücksichtigung der Netzausbau-
kosten oder einer möglichen Nichtberücksichtigung der Entschädigungszahlungen in 
den Netzentgelten. 
Die konkreten Vorgaben des Einspeisemanagements lassen sich in drei Bereiche unter-
teilen. Zunächst werden die für die Systemsicherheit erforderlichen Maßnahmen in eine 
verbindliche Nutzungsrangfolge gebracht. Im zweiten Bereich werden technologie-
scharf Methoden zur Berechnung der Ausfallarbeit erläutert. Der dritte Abschnitt be-
schreibt die Voraussetzungen und Nachweispflichten für die Netzbetreiber. Für die Er-
zeuger ist das finanzielle Risiko aus einer Abschaltung minimiert. Ihnen wird gem. § 19 
EEG 2014 95 % der Einspeisevergütung für die nicht eingespeiste Arbeit aufgrund einer 
marktbezogenen Maßnahme gem. § 13 Abs. 1 Nr. 2 EnWG vergütet. Die Verwaltungs-
aufwendungen und eine Entschädigung für Zinsen, Tilgung und Abschreibung sind hier 
nicht mit inbegriffen. Die Entschädigung ist vom Netzbetreiber zu bezahlen. Dieser 
wiederum kann derartige Zusatzkosten bei der Ermittlung der Netzentgelte als dauerhaft 
nicht beeinflussbare Kosten gem. § 11 Abs. 2 Nr. 1 ARegV in Ansatz bringen. Somit 
stellen die Zusatzkosten für ihn kein Risiko dar. Nach sachlicher und inhaltlicher Prü-
fung durch die Bundesnetzagentur werden diese Kosten anerkannt (Kostenzuschlagsver-
fahren). Die Prüfung untersucht, ob die Maßnahme erforderlich war und der Netzbetrei-
ber für eine ausreichende Ertüchtigung des Netzes gesorgt hat.2 Die Berücksichtigung 
                                                 
 
1 Vgl. Bundesnetzagentur, Einspeisemanagement, 2014, S. 5ff. 
2 S. § 14 Abs. 1 EnWG; § 15 Abs. 2 EEG 2014. 
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der Kosten im Regulierungsrahmen erfolgt gem. § 4 Abs. 3 Nr. 2 ARegV allerdings im 
schlimmsten Fall mit zweijähriger Verzögerung, da die Anpassung der EOG auf die 
jeweils im vorletzten Jahr entstandenen Kosten aufbaut. Dieser Umstand steigert das 
Rendite- und Liquiditätsrisiko der Netzbetreiber. Alternativ gibt es die Möglichkeit ei-
ner Sondervereinbarung zwischen dem Netzbetreiber und dem Erzeuger über die Höhe 
der Entschädigungszahlungen. Sie werden dann als beeinflussbare Kosten definiert und 
unterliegen dem Effizienzvergleich. Keine Kosten entstehen dem Netzbetreiber bei 
Maßnahmen gemäß § 13 Abs. 2 EnWG in Verbindung mit § 13 Abs. 4 EnWG, da hier 
die Leistungspflichten und die Haftung für Vermögensschädigungen festgelegt sind. 
Grundsätzlich fangen der Leitfaden und die darin beschriebenen Anreize vorher ver-
säumte ordnungspolitische Entscheidungen auf. Ein fehlender Anreiz für einen mög-
lichst lastnahen Erzeugungsaufbau mündet in – für Verbraucher mit regional unter-
schiedlicher Akzentuierung – erhöhten Netzentgelten. Das Risiko liegt im betrachteten 
Sachverhalt beim Netzbetreiber. Er hat durch den Zeitverzug und die Unsicherheit der 
Kostenanerkennung den Anreiz, die Transportkapazität hinreichend auszulegen. Im Er-
gebnis verfolgen Erzeuger und Netzbetreiber das gleiche Ziel der uneingeschränkten 
Erzeugungsaufnahme. Der Regulierungsrahmen stellt die Anreizkompatibilität durch 
verschiedene Maßnahmen und Regelungen jedoch nur unzureichend her. Nachfolgende 
Tabelle 16 fasst die Anmerkungen zusammen. 
Tabelle 16: Anreizkompatibilität bei der Abschaltung von Erzeugungsanlagen 
Quelle: eigene Darstellung 
Abschaltung von Erzeugungsanlagen 
Akteure EEG-Erzeuger Netzbetreiber 
Gesetzliche 
Regelung 
§ 19 EEG 2014; 
 
§ 13 Abs. 2 und 2a EnWG; § 11 Abs. 




tungen von Erzeugungsanlagen 
Regelung und finanzielle Anerken-




fehlender Anreiz lastnah zu 
produzieren 
Liquiditäts- und Renditerisiko auf-
grund regulatorischer Kostenanerken-
nungsrisiken 
 Der Regulierungsrahmen stellt die Anreizkompatibilität durch verschiedene 
Maßnahmen und Regelungen in dieser Sachfrage nur unzureichend her. 
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7.4.3 Direktvermarktung und Steuerungsbedarf in den Verteilnetzen 
Ziel der Direktvermarktung ist es, die elektrische Energie vom EE-Erzeuger und aus 
Grubengas in den Markt zu integrieren.1 Die verpflichtende Direktvermarktung wurde 
mit dem EEG 2014 eingeführt.2 Faktisch erhalten nunmehr Anlagen, die nach dem 
31.12.2015 installiert wurden und eine installierte Leistung von über 100 kW aufwei-
sen, keine Einspeisevergütung mehr.3 Folglich entsteht ein Anreiz, die Anlage aufgrund 
der Marktpreissignale zu steuern und keine netzdienlichen Fahrweisen durchzuführen. 
Es kommt zu einem Interessenkonflikt zwischen erlösmaximierender und netzstabilisie-
render Betriebsstrategien der Erzeugungsanlagen. Der Netzbetreiber hat aufgrund der 
Systemverantwortung diese Konfliktsituation aufzufangen. Die Marktpreisinformation 
wird am Day-Ahead-Markt der EPEX entnommen. Der Anlagenfahrplan richtet sich 
danach aus (Erlösmaximierung) und vermehrt den Steuerungsbedarf der dezentralen 
Erzeugungsanlagen. In Kombination mit der steigenden Anzahl der Marktpartner, z. B. 
durch Aggregatoren oder virtuelle Kraftwerke, können sich die Einspeiseschwankungen 
durch markt- bzw. erlösgetriebenes Einspeiseverhalten erhöhen. Die Fahrplanstruktur 
mit viertelstundenscharfer Anmeldung und die Prognoseabweichung führt in Verbin-
dung mit der Option des Anbieters, im Intra-Day-Markt zu handeln oder in die Re-
gelenergie zu gehen, dazu, dass das Risiko an dieser Stelle auf den Netzbetreiber über-
tragen wird. 
Unter dem Gesichtspunkt der Anreizkompatibilität kommt es faktisch zu einer Gegen-
überstellung der gesetzlichen Anreize (vertraglicher Rahmen) und der physikalischen 
Gegebenheiten und Notwendigkeiten des Stromnetzes (Physik). Der tatsächliche Leis-
tungsfluss wird nicht verändert. Weiterhin stehen die Interessen der Anlagenbetreiber 
aufgrund der Geschäftsmodelle, die auf Flexibilität z. B. in Form gepoolter Erzeu-
gungsanlagen oder Verbrauchslastmanagement basieren, den Interessen der Netzbetrei-
ber von netzknotenscharfer Erzeugungsinformation und Netzstabilität entgegen. Eine 
                                                 
 
1 S. § 2 Abs.2 EEG 2014. 
2 S. § 37 EEG 2014; weitere Formen der Direktvermarktung wurden mit der EEG-Novelle und der ver-
pflichtenden Direktvermarktung faktisch abgeschafft; dazu zählen das Marktprämienmodell und die sons-
tige Direktvermarktung (§ 20 Abs. 1 Nr.. 1 bzw. Nr.. 2 EEG 2014); gänzlich abgeschafft wurde das 
Grünstromprivileg. (§ 33b Nr. 2 EEG 2012). 
3 S. § 37 Abs. 2 S. 2 EEG 2014.  
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höhere Informationsauflösung über den genauen Einsatz und eine größere Verbindlich-
keit in der Einspeisung würde die Flexibilität dieser Geschäftsmodelle einschränken. 
Dazu sind jedoch Kommunikations- und Informationsinfrastruktur sowie Informationen 
über den Netzzustand und geplante Erzeugungsmaßnahmen abzustimmen; ein Bereich, 
der derzeit durch die Entflechtung informatorisch getrennt ist. Im Ergebnis kommt der 
Zusammenarbeit zwischen ÜNB und VNB eine größere Bedeutung zu. Der ÜNB ist 
über § 13 f. EnWG für die Systemdienstleistung verantwortlich und organisiert den 
überregionalen Regelenergiemarkt. Gleichwohl findet die tatsächliche Erzeugung und 
Stromaufnahme aus den dezentralen Anlagen beim VNB statt. Aufgaben der Sys-
temstabilität entstehen in den niederen Spannungsebenen und erhöhen den Steuerungs-
bedarf in den Verteilnetzen. Die Abbildung 49 auf der folgenden Seite fasst die Ausfüh-
rungen zusammen. 
Abbildung 49: Akteure und Beziehungszusammenhänge der Direktvermarktung 
 

























Das Monitoring der Netzzustände (Netzparameter) bleibt systematisch gleich, da sich 
die Frequenz- und Spannungsparameter nicht verändern. Dennoch sind die Informatio-
nen der Anlagenbetreiber über geplante Aktionen wie Wartung oder Aus- und Umbau 
sowie die Prognoseabweichung in den Netzbetrieb einzubauen. In Folge entsteht ein 
Investitionsbedarf in kommunikationsfähige Informationsinfrastruktur und in deren Da-
tenverarbeitung. Im Gesamtsystem spielen kurzfristig weiterhin die Verbrauchsschwan-
kungen die bedeutendere Rolle.1 In einem überwiegend erneuerbaren Erzeugungsseg-
ment kann sich die Situation jedoch langfristig verändern. Dieser Umstand erfordert 
möglicherweise Anpassungen in der Organisation der Systemdienstleistungen, um auch 
künftig Planungssicherheit zu gewährleisten (s. Abschnitt 5.5). Die nachfolgende Tabel-
le 17 fasst die Ausführungen zusammen. 
Tabelle 17: Anreizkompatibilität bei der Direktvermarktung 
Quelle: eigene Darstellung 
7.4.4 Netzentgelte, netzdienliches Verbrauchsverhalten und Lastflexibilität 
Im Folgenden werden Anreize zu netzdienlichem Verhalten auf Grundlage der Begriffs-
zusammenhänge der Anreize dieser Arbeit beschrieben. Der Betrachtungsrahmen geht 
dabei über die Netzebene hinaus und zieht die Ziele der Energiepolitik und die sich dar-
aus ergebenden Notwendigkeiten heran. Ein Aspekt, der diesen Punkt überlagert, ist der 
                                                 
 
1 Vgl. Biermann, D. Dr., Grünbuch, 2015, S. 7. 
Direktvermarktung verursacht zunehmenden Steuerungsbedarf in den Verteilnetzen 
Akteure Direktvermarkter ÜNB VNB 
Gesetzliche 
Regelung 
§ 34 bis 36 EEG 2014 
§ 13 EnWG; § 34 bis 
36 EEG 2014 i.V.m. § 
14 EEG 
§ 13 EnWG; § 34 bis 
















erhöhter Abstimmungsbedarf zwischen ÜNB 
und VNB 
 Der Regulierungsrahmen bildet bisher keine Anreizkompatibilität zwischen den 
Maßnahmen und den Akteuren durch die dynamische Veränderung. 
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Anteil der NNE am Gesamtstrompreis. Er ist in den vergangenen Jahren aufgrund des 
Anstieges sonstiger Umlagen in den Verbrauchergruppen Haushaltskunde, 
Gewerbekunde und Industriekunde kontinuierlich gefallen und schränkt die 
Anreizwirkung des Netzentgeltes ein. Der Anteil der Netzentgelte am Strompreis betrug 
zum 1. April 2014 für Haushalts- und Gewerbekunden 21 % und für Industriekunden  
11 %.1 Auf der folgenden Seite fasst Abbildung 50 die Entwicklung der NNE-Anteile 
am Gesamtstrompreis zusammen. 
Abbildung 50: Anteil NNE am Gesamtstrompreis 
 
Quelle: vgl. Bundesnetzagentur et al., Monitoringbericht, 2014, S. 84. 
Anreize zu netzdienlichem Verhalten über Netzentgelte benötigen eine entsprechende 
regulatorische Basis. 2 Tarifkomponenten, die in Deutschland in Verbindung mit dem 
Netzentgelt eingesetzt werden, sind der Arbeitspreis, der Leistungspreis und der Grund-
preis. Die Aufteilung spiegelt eine Abgrenzung zwischen Stromverbrauch und in An-
                                                 
 
1 Vgl. BDEW, Strompreisanalyse, 2015, S. 5. 


































Haushaltskunde 39 32 27 25 24 22 23 22 21
Gewerbekunde 33 28 26 24 23 21 22 21 21




spruch genommener Leistung als variable Tarifbestandteile und dem Grundpreis als 
fixer Tarifbestandteil wider.1 Netzdienliches Verbrauchsverhalten ist die Verhinderung 
von Netzausbau und -umbau.2 Konkret wird das über die Reduzierung der Höchstlast 
oder eine Lastverschiebung erreicht. Ortega spricht in diesem Zusammenhang von einer 
Nachfragereaktion.3 So können durch Netzengpässe die Integration der EE verringert 
werden. Diesen Anreiz über das Netzentgelt zu erreichen, stellt eine der Herausforde-
rungen für die Anreizkompatibilität innerhalb der Wertschöpfungskette dar. Bisher set-
zen energiebasierte Netzentgelttarife Anreize zur Erhöhung der Energieeffizienz oder 
zur Stromverbrauchsreduzierung. Für die mengenbasierte Netzentgeltumlage gilt für 
den Netznutzer: je niedriger der Stromverbrauch, desto geringer die Netzkosten. Die in 
Anspruch genommene Leistung spielt eine untergeordnete Rolle. Für lastganggemesse-
ne Kunden indes senden die Leistungspreise Anreize für eine Reduktion der Jahres-
höchstlast. Hier wird somit ein Bereich des netzdienlichen Verhaltens erreicht. Eine 
Lastverschiebung, die eine bessere Integration der EE ermöglicht, schließt diese Syste-
matik nicht ein. Daneben sind fixe Netzentgelttarife für eine Anreizsetzung aus ihrem 
Wesen heraus ungeeignet. Sie zielen vielmehr auf den Bereich der Kostenteilung ab und 
beteiligen ebenso Eigenversorger an den Netzkosten bzw. vermindern die Ver-
brauchsabhängigkeit des Netzentgeltes. Im Ergebnis berücksichtigt die derzeitige Leis-
tungs- und Arbeitspreissystematik nur unzureichend Anreize zu netzdienlichem Verhal-
ten auf allen Spannungsebenen. 
Einschränkungen der Anreize gibt es für die Netznutzer und die Netzbetreiber gleich-
ermaßen. Zum einen fehlen einem Großteil der Netznutzer monetäre Anreize, ihre Jah-
reshöchstlast zu verringern. Zum anderen ist die Abrechnung nachlaufend organisiert. 
Das bedeutet, dass die Jahresrechnung bei lastganggemessenen Kunden erst nach Aus-
wertung der Jahreshöchstlast erstellt wird. Eine dynamische Komponente – mit Echt-
zeitdatenübermittlung über Netzzustände – die dem Netznutzer Informationen zur Ver-
fügung stellt und dem Netzbetreiber ein Netzlastmanagement ermöglicht, ist kein Be-
standteil im aktuellen Netzentgeltsystem. Es sollte jedoch dahingehend verändert wer-
                                                 
 
1 Vgl. Illing, B., Netznutzungsentgelte, 2014, S. 26. 
2 Vgl. Deutsche Energie-Agentur, Smart-Meter-Studie, 2014, S 8. 
3 Vgl. Ortega, M.P.R. et al., Distribution, 2008, S. 1713. 
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den, um Anreize zu generieren. Im Ergebnis hat die Netzentgeltsystematik derzeit nur 
eine unzureichende Anreizgrundlage, das Verhalten der Netznutzer und den Ver-
brauchslastverlauf zu beeinflussen. 
Ein weiterer Punkt ist die Eigenversorgung. Die zurzeit geltenden Regelungen setzen 
mit der Netzentgeltbefreiung Anreize, sich durch Kosteneinsparungen vom System 
abzukoppeln. Das gilt sowohl für Haushalts- als auch für Industriekunden. Durch diese 
Entwicklung wird die Dienstleistung der Bereitstellung der Netzkapazität nicht bezahlt. 
Das Netz erfüllt dennoch die Funktion einer Versorgungsversicherung für den Fall, dass 
die eigene Versorgungsgrundlage ausfällt. Die derzeitige Ausgestaltung des 
Netzentgeltes setzt hier demnach Fehlanreize, da die Berechnungsgrundlage den 
Verbrauch (Arbeit) höher gewichtet als die Größe des Netzanschlusses (Netzkapazität in 
Leistung). Die Gefahr besteht in einem sich selbst verstärkenden Trend, indem die 
Anzahl derer, die in die Eigenversorgung einsteigen, weiter zunimmt und die Anzahl 
derer, die den sicheren Netzbetrieb bezahlen, abnimmt. 
Das Verbrauchslastmanagement hat aus Netzbetreibersicht einen doppelten Nutzen. Es 
erhöht die Versorgungssicherheit durch eine bessere Betriebsmittelauslastung und er-
möglicht eine effiziente Verbrauchsintegration in die umgebende fluktuierende Erzeu-
gung. Restriktionen für eine Durchführung gehen aus dem technischen Potenzial der 
Lastverschiebung und den regulatorischen Anreizen hervor.1 Das Verbrauchslastma-
nagement in Verbindung mit den Netzentgelten dient als Anreizbrücke für Verbraucher. 
Gemäß § 14 a EnWG sind Netzbetreiber verpflichtet, Lieferanten und Letztverbrau-
chern, die eine vollständig unterbrechbare Verbrauchseinrichtung haben und sie per 
Netznutzungsvertrag zur Netzentlastung beitragen, verminderte Netzentgelte zu gewäh-
ren. Weiterhin existiert im politischen Raum mit der BDEW-Roadmap „Realistische 
Schritte zur Umsetzung von Smart Grids“ in Deutschland ein Konzept zur Umsetzung 
von Flexibilitätsoptionen. Im Zielzustand wird zwischen Markt und Technik – basierend 
auf allgemeinen Regeln – eine Verbrauchssteuerung und -verlagerung möglich.2 
                                                 
 
1 Vgl. FfE, Demand Side Management, 2010, S. 2ff. 
2 Vgl. BDEW, Smart Grids, 2013, S. 12. 
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7.5 Ergebnisüberblick und Bewertung der Anreizkompatibilität 
Aus Kapitel 7 lassen sich folgende Ergebnisse zusammenfassen: 
 Anreizkompatibilität wird hergestellt, indem Maßnahmen, die auf mit unter-
schiedlichen Akteuren abgestimmten Zielen beruhen, Tätigkeiten hervorrufen, 
die zu einem zielkompatiblen Sollzustand führen. Erfüllt dieser Sollzustand am 
Ende des Prozesses die festgelegten Zielerfordernisse nicht vollumfänglich, 
kann die Maßnahme anreizinkompatibel sein. Ursachen können in unzureichen-
den Maßnahmen oder in der Interpretation durch die Akteure liegen. 
 Im Ergebnis ergibt sich neben der Notwendigkeit zur Regulierung ein Koordi-
nierungsbedarf in diesen Anreizbeziehungen. Dieser variiert durch die Ausge-
staltung der Interessendivergenz und Informationsasymmetrie. Verfolgen die 
Agenten identische Interessen und besteht eine symmetrische Informationsver-
teilung, besteht kein Koordinationsbedarf der Regulierungsteilnehmer. Vice ver-
sa ist der Koordinationsbedarf bei divergierenden Interessen und asymmetri-
schen Informationen durch den Regulator entsprechend hoch. Hier Anreizkom-
patibilität aufzubauen, stellt eine der größten Herausforderungen der Regulie-
rung dar. 
 Der zentrale Zielkonflikt ist, dass die Anreize zur Kosteneffizienz über die An-
reizregulierung nicht kompatibel mit den Netzinvestitionserfordernissen sind, 
die sich aus den Zielen der Energiewende ableiten lassen. Die Zeitsensitivität 
von Erzeugungsumbau und Adaption der Stromnetze durch Aus- und Umbau 
erhöht den konzeptionellen und praktischen Abstimmungsbedarf. 
 Die Formalziele der Akteure im Regulierungsprozess stimmen größtenteils 
überein, insbesondere zielen nahezu alle auf hohe Versorgungszuverlässigkeit. 
Bei den Sachzielen kommt es allerdings zu Konflikten, wie z.B. zwischen Netz-
betreibern und dem Regulator in Form von erforderlichen hohen Ersatz- und 
Erweiterungsinvestitionen und der Budgetbeschränkung durch die Erlösober-
grenze. Im Ergebnis schafft der gesetzliche Rahmen der Anreizregulierung kei-
nen ausreichenden Ausgleich zwischen den (sachlichen) Zielen der Akteure, 
insbesondere der Regulierungsbehörden und Investoren, und den politischen 
Zielen der Energiewende. Eine Lösung für das identifizierte Spannungsfeld der 
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Energiewende und der Regulierung erfordert eine Beteiligung der Akteure an 
der Festlegung der Zielhierarchie. 
 Für die Herstellung der Anreizkompatibilität im Hinblick auf die Ziele der Ener-
giewende weist der Regulierungsrahmen einige Einschränkungen auf. In dieser 
Arbeit wurde ein Ungleichgewicht in der Regulierungsdichte entlang der WSK 
verortet, die unterschiedlichen Adaptionsgeschwindigkeiten zwischen Markt und 
Regulierung thematisiert, die rechtlichen Erfordernisse des Unbundling und die 
nationale Entscheidungshoheit für die Energiepolitik innerhalb der EU aufge-
zeigt. 
 An konkreten Sachfragen wurde die Erkenntnis illustriert, dass die Ziele der 
Energiewende und die Wirkung der Anreizregulierung bzw. der regulatorische 
Rahmen nur unzureichend kompatibel sind. Der Regulierungsrahmen im Ge-
samtsystem fördert derzeit auf der einen Seite hauptsächlich die Erzeugung und 
setzt auf der anderen Seite nur ungenügende Investitionsanreize für die Strom-
netzbetreiber und die Verbraucher. Das Ergebnis ist eine unausgewogene Regu-
lierungsdichte in der Wertschöpfungskette. Für die Stromerzeugung und die 
Übertragungsnetzbetreiber existiert eine Vielzahl an Regelungen, während für 
die Verteilnetze und die Verbraucher eine verbesserungswürdige Situation gege-
ben ist.  
 Im Bereich der Netzentgelte sind die Grenzen für die Anreizsetzung derzeit 
durch die vorhandenen Tarifsysteme und den geringen Anteil der NNE am 
Strompreis gesetzt. Im derzeitigen Anreizrahmen führt dies zur Erhöhung der 
Eigenversorgung. 
 Unter Beachtung energiewirtschaftlicher Zusammenhänge ist eine bessere Ab-
stimmung zwischen der Regulierung, die bisher ohne zeitliche Ziele fungiert, 
und den Zielen der Energiewende, die bis 2050 formuliert sind, eine – wenn 
nicht die – zentrale Herausforderung der Energiepolitik. Eine beide Seiten integ-
rierende Sichtweise fehlt bisher. Bestenfalls ergeben die Energiewende und die 
Netzregulierung ein anreizkompatibles Gleichgewicht unter Berücksichtigung 
politisch-strategischer Vorgaben sowie eines wirtschaftlich effizienten Innovati-
onsrahmens. Anreize können nicht verändert werden, ohne den auslösenden Me-
chanismus zu verändern. Es ist somit unnötig, über Anreize zu diskutieren, ohne 
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den Mechanismus in Frage zu stellen. Unter Berücksichtigung der vorausgegan-
genen Punkte sind die zwei wesentlichen Fragen der zukünftigen Regulierung 
identifiziert: Was ist die optimale Versorgungsaufgabe für Verteilnetze der Zu-




8 Fazit und Perspektiven 
Die grundsätzliche Herausforderung besteht auf Basis der bisher erarbeiteten Erkennt-
nisse darin, veränderte energiepolitische Ziele anreizkompatibel in die bestehende Netz-
regulierung einzubauen.  
8.1 Reformbedarf der Anreizregulierung 
Die Einführung der Anreizregulierung 2009 erfolgte in ein historisch gewachsenes Ver-
sorgungssystem. Durch sich ändernde Rahmenbedingungen müssen sich auch gesetzte 
Strukturen verändern.1 Relevantes Beispiel ist die Entwicklung eines zentralen, stern-
förmigen Versorgungssystems hin zu einem dezentralen, netzförmigen System. Das 
finanzielle Risiko für Netzbetreiber könnte sich durch steigende Kapitalkosten – wiede-
rum aufgrund der wachsenden Anforderungen – erhöhen. Dies würde zu einer abneh-
menden Substanzqualität führen, weil Investitionen zurückgehalten wird. 
Die Anforderungen der VNB durch Energiewende, technologischen Wandel und die 
Veränderungen der Geschäftsmodelle bedürfen einer kontinuierlichen Anpassung regu-
latorischer Inhalte. Hier gilt es vorhandene unzureichende Anreize, die notwendige Um-
setzungsgeschwindigkeit verringern, abzulösen. Dafür gilt es, die mit dem Kapitalkos-
tenabgleich in der ARegV-Novelle 2016 gewonnenen Innovationsanreize im Regulie-
rungsrahmen umzusetzen und zu verfeinern. Mit der Beseitigung des Zeitverzuges ist 
ein Meilenstein erreicht. Die weitere Ausgestaltung unter Berücksichtigung z. B. steuer-
licher Aspekte zur tatsächlichen Erreichung der Eigenkapitalrendite unterliegt Anforde-
rungen an anreizkompatible Regelungen, die betriebswirtschaftliche Mechanismen be-
rücksichtigen und konsistent sind. 
Weiterer Reformbedarf beruht auf der zunehmenden Heterogenität der VNB. Diese Dif-
ferenzierung benötigt aufgrund der regional unterschiedlichen Erzeugungs-, Last- und 
Infrastruktursituation eine stärkere Berücksichtigung in der Anreizregulierung. Eine 
Umsetzung wäre im Effizienzvergleich möglich. Die derzeitige Auswahl an Strukturpa-
                                                 
 
1 Vgl. Bundesnetzagentur, Evaluierungsbericht, 2015, S. 54ff. 
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rametern könnte verändert werden, um so verursachungsgerecht regionale Netzkosten-
bestandteile abzubilden. Ebenso wäre eine – wie in der Verteilernetzstudie vorgeschla-
gene – Einteilung der Netzbetreiber in Netzklassen denkbar. Eine weitere Option wäre 
die Einteilung der Netzbetreiber in verschiedene regionale Klassen. Das könnte Netzbe-
treiber zu zusätzlichen Investitionen anreizen, um zuvor in einer Aufgabenbeschreibung 
definierte Anforderungen besser zu erfüllen. Prof. Matthes lieferte mit der Einteilung 
Deutschlands in fünf „regionale Identitäten“ ein Beispiel dazu.1 Im Ergebnis erhöht die 
regionale Auflösung die Akzeptanz der Netzbetreiber. Dagegen stehen die weiterhin 
manifestierten Unterschiede in der Netzentgeltbelastung der regionalen Bevölkerung 
ohne bundesweite Kompensation. 
Im Hinblick auf die Entscheidungsfindung und -durchsetzung der Weiterentwicklung 
des Regulierungsrahmens dienen die Ergebnisse der Effizienzanalyse der Bundesnetza-
gentur zur Orientierung. Durch die zweimalig bundesweit durchgeführten, umfangrei-
chen Datenerhebungen hat sich die Bundesnetzagentur einen Datenpool aufgebaut, mit 
dem sie langfristige Entwicklungen herausarbeiten kann. Dies ist ein strategischer Vor-
teil, da einzelne Netzbetreiber nicht über diese Einordungsmöglichkeit der gesamten 
Branche verfügen. Die Informationsasymmetrie hat sich in diesem Punkt zugunsten der 
Bundesnetzagentur verschoben. Eine weiterführende Diskussion über Reformen der 
Anreizregulierung bedarf einer transparenten Ergebnisdiskussion auf Grundlage veröf-
fentlichter Daten. 
8.2 Grenzen der Regulierung 
Politisch-regulatorische Anreize sind gesetzte Maßnahmen, die Tätigkeiten auslösen, 
die einer vorher definierten Zielerreichung zuträglich sind. Regulatorische Anreize wer-
den von den systembestimmenden Akteuren eingesetzt. Sie müssen nicht notwendiger-
weise auf der Logik von Marktmechanismen basieren, können diese aber nicht ausschal-
ten. Das heißt, regulatorische Anreize führen zu einem Handeln der Akteure, jedoch 
wirken dahinter oder zusätzlich Marktmechanismen weiter. Marktmechanismen sind in 
                                                 
 
1 Vgl. Matthes, F., (Übertragungs-) Netzinfrastrukturen, 2014, S. 5. 
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diesem Zusammenhang das klassische Marktmodell aus dem Zusammenspiel von An-
gebot und Nachfrage sowie z.B. Kostendegression aufgrund der Lernkurve. Informatio-
nen über veränderte Knappheitssituationen und/oder veränderte Herstellungskosten 
werden auf funktionierenden Märkten durch Preissignale transportiert. Die marktbasier-
te Geschwindigkeit der Weitergabe dieser Informationsänderung ist um ein Vielfaches 
schneller als durch politische Abstimmungsprozesse veränderte Anreize. Es stehen sich 
Regulierungsprozess und Marktgeschehen gegenüber. 
Es stehen sich darüber hinaus verschiedene Entwicklungsgeschwindigkeiten gegenüber. 
Dies liegt zum einen an der Vielzahl der Akteure, die unterschiedliche Verantwortungs-
bereiche und Organisationsstrukturen aufweisen. Beispiele für diese Asymmetrie sind 
der Rechtsstaat mit langwierigen Entscheidungsprozessen z.B. zur Gesetzverabschie-
dung sowie, die erhebliche Planungs-und Investitionsdauer wirtschaftlich agierender 
Akteure im Gegensatz zur Interventionsdauer von Lobbygruppen, die im Vergleich sehr 
schnell handlungsfähig sein können. Zum anderen sind das die an das Verteilnetz ange-
schlossenen Märkte, z.B. Erzeugungs-, Technologie- oder Rohstoffmärkte. Veränderun-
gen auf diesen Märkten betreffen das Geschäftsmodell der Netzbetreiber und können 
bestehende regulatorische Anreize aushebeln. Im Ergebnis ist die Anpassungsge-
schwindigkeit der Regulierung und der auf die Anreize der Regulierung optimierenden 
Netzbetreiber nicht unendlich.  
Eine historisch gesetzte Regulierung kann in veränderten Rahmenbedingungen den 
Herausforderungen unter Umständen nicht gerecht werden. Das kann an einer veränder-
ten energiepolitischen Zieltrias oder neuen Marktgegebenheiten liegen. Bereits beste-
hende administrative Regelungen finden sich in einem neuen Kontext wieder. Ziele, die 
vorher adressiert wurden, können nicht vollends erreicht werden. So kann ein Förde-
rungsinstrument zu einem Hemmnis werden.1 
Aus dieser unvollkommenen, zeitinkonsistenten Situation erwächst für die Netzbetrei-
ber als Garanten der Versorgungssicherheit eine besondere Verantwortung, mit diesem 
                                                 
 
1 Vgl. Connect Energy Economics, Strommarkt, 2014, S.77. 
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Spannungsfeld umzugehen. Die derzeitigen, historisch gewachsenen Ressourcen der 
Netzbetreiber geraten in einen Verteilungskonflikt zwischen regulatorisch bedingten 
Effizienzanreizen und dem administrativ zunehmenden Aufwand zur Gewährleistung 
der Netzstabilität und der Versorgungssicherheit. Das strategische Spannungsfeld bei 
der Ausgestaltung der Regulierung liegt zwischen der regulatorischen Stabilität und der 
Stabilität des Energieversorgungssystems. 
In diesem Zusammenhang ist die Schnelligkeit der Regulierungsanpassung durch ver-
kürzte Regulierungsperioden eine strategische Fragestellung. Die Anpassungsmöglich-
keiten der regulatorischen Ausgestaltung sind durch die derzeit gültige fünfjährige Re-
gulierungsperiode eingeschränkt. Eine kürzere Periode könnte in der Reform der An-
reizregulierung ein Element sein, das den transformativen Charakter der Energiepolitik 
im Allgemeinen und der Energiewende im Speziellen besser abbildet. Die Dauer der 
Regulierungsperiode hat ferner Auswirkungen auf die Planungssicherheit. Längere Re-
gulierungsperioden haben eine höhere Verlässlichkeit und ermöglichen individuellere 
Regulierungsvorgaben. Indes erhöhen kurze Regulierungsperioden die Unsicherheit 
über nachfolgende Regulierungssysteme und neigen zu pauschalisierten Regulierungs-
vorgaben als Hilfsmittel zur Erledigung der Regulierungsaufgaben. Die ARegV ermög-
licht über verschiedene Elemente eine Anpassung der EOG während der Regulierungs-
periode (siehe Abschnitt 6.3.2). Eine Delegierung der Anpassungsgeschwindigkeit ist in 
der ARegV an die EOG-Formel erfolgt. Diese Funktion hat sich grundsätzlich bewährt 
und ist für politisierte Regulierungssachverhalte weiterhin zu empfehlen.  
Die Diskussion zur Evaluierung der Anreizregulierung und die in diesem Zusammen-
hang gemachten Vorschläge zur Modellveränderung entstehen, neben der turnusgemä-
ßen Überprüfung der Regulierungsinhalte, durch die zeitlichen Vorgaben der Regulie-
rungsperiode, auch unter Berücksichtigung der Marktgeschehnisse. Dies bedient den 
Zweck der Regulierung als Nachbildung von Marktstrukturen. 
8.3 Resilienz durch Priorisierung im energiepolitischen Dreieck 
Die Ausgestaltung der Regulierung hat eine Vielzahl von Interessen zu beachten. Die 
Akteursvielfalt vereinfacht diese Aufgabe nicht. Zentrale Überlegung ist der Ordnungs-
rahmen für das zukünftige Marktdesign. Hier ist eine Priorisierung im Sinne des ener-
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giepolitischen Zieldreiecks erforderlich. Die Abgrenzungslinie verläuft zwischen Netz-
stabilität und den damit verbundenen Maßnahmen und informatorischen Notwendigkei-
ten sowie der größtmöglichen Flexibilität der Marktteilnehmer. Letztere generieren so-
wohl aus der Flexibilisierung der Angebots- als auch der Nachfrageseite neue Ge-
schäftsmodelle und -aktivitäten. Einschränkend wirken hier die physikalischen Grenzen 
des Netzbetriebes. Ohne ein stabiles Netz kann keine Flexibilität auf dem Markt entste-
hen und genutzt werden. In der Abwägung zur Implementierung eines flexiblen Sys-
tems darf der Netznutzerblick nicht außer Acht gelassen werden. Alleinig die Interessen 
der bisherigen Markt- und Lobbyteilnehmer zu berücksichtigen, schafft keine ausgewo-
gene Anreizkompatibilität. Den nutzerseitigen Kosten eines Smart Grid muss ein Nut-
zen gegenübergestellt werden. Ob dieser letztlich durch verminderte Netzentgelte oder 
Flexibilisierungen im Stromtarif entsteht, ist im Großen und Ganzen nicht entscheidend. 
8.4 Paradigmenwechsel in der Betrachtung der Regulierung – integrierte 
Anreizsysteme für Flexibilitätsoptionen 
Die vorangegangenen Ausführungen haben gezeigt, dass ein integriertes Anreizsystem 
für die Sicherung einer effizienten Regulierung anreizkompatible Maßnahmen gewähr-
leisten muss, die das pluralistische Interessengeflecht der Regulierungsakteure berück-
sichtigen. Zugrunde liegt die Anerkennung, dass ein alleiniges Rationalverhalten im 
Eigeninteresse zur eigenen Nutzenmaximierung langfristig systemseitig nicht zielfüh-
rend ist. Zwar sind mit der Grundversorgungspflicht für die einzelnen Netzregionen 
Richtlinien für die Vertriebe und Netzbetreiber geschaffen, die Systemverantwortung 
wahrzunehmen, eine darüber hinausgehende Gesamtsystemsicht ist bei den Akteuren 
jedoch nicht verankert. Vielmehr haben die Akteure in der Auseinandersetzung mit be-
stimmten Sachfragen ein Optimierungspotenzial. Weiterhin müssen die verschiedenen 
Akteure die Notwendigkeit anerkennen, ihren Beitrag zur koordinierten Zielerreichung 
der in § 1 EnWG formulierten Ziele der sicheren Energieversorgung zu leisten. In letz-
ter Konsequenz würde der Paradigmenwechsel hin zu einem integrierten System führen. 
Akteure würden damit nicht länger ihre Eigeninteressen verfolgen, sondern eine ener-
giewirtschaftliche Systemverantwortung ausbilden. Haltungen wie „produce and forget“ 
von EEG-Anlagenbetreibern oder „smarter Prosumer“ in Form einer Eigenversorgung 
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als eigenoptimiertes wirtschaftlich relevantes Modell wären dann nicht mehr akzeptiert. 
Im Ergebnis würde sich das Blockadepotenzial zwischen den Akteuren abbauen. 
Ein konkretes Anwendungsbeispiel ist ein integriertes Anreizsystem für Flexibilitätsop-
tionen. Dahinter verbirgt sich die Nutzung von Flexibilitätsoptionen im Netzmanage-
ment zur Minimierung und Vermeidung von Netzengpässen. Engpässe können neben 
einem verzögerten Netzaus- und Netzumbau auch auf ein regionales Missverhältnis 
zwischen einspeisender und übertragender Leistung zurückzuführen sein. Flexibilitäts-
optionen können aus netzdienlicher Perspektive zur Lösung beitragen. Sie umfassen die 
Bereiche Stromspeicher, Umwandlung von Strom zu Wärme oder Gas sowie das Last-
management. Letzteres ist hier unter Zu- und Abschaltung von Leistung zu verstehen. 
Ziele dieses Systems könnten die Integration von fluktuierenden EE in die Stromversor-
gung sein. Weiterhin wäre die größtmögliche Lastverlagerung denkbar. Das Gesamt-
konzept wäre unter den Rahmenbedingungen der Energiewende dem Klimaschutz zu-
träglich. Als Perspektive scheint der Gegensatz zwischen Interessen der Netzstabilität 
und der Flexibilität adressiert werden zu müssen. Konkret verbergen sich dahinter die 
Netzbetreiber, die zur Wahrung der Netzstabilität größtmögliche Informationen über die 
Steuerung der Anlagen in der Stromversorgung haben wollen. Ihnen gegenüber stehen 
die Aggregatoren und Anlagenbetreiber, die eine größtmögliche Flexibilität für ihr Ge-
schäftsmodell brauchen. Eine zu große Vereinnahmung von Seiten der Netzbetreiberin-
teressen würde eine Einschränkung der auf Flexibilität beruhenden Geschäftsmodelle 
zur Konsequenz haben. Hier gilt es mit Augenmaß abzuwägen. Zukünftige Ordnungs-
rahmen haben dies zu berücksichtigen. Das reicht von der Ebene der Datenauflösung bis 
hin zu Kompensationszahlungen der Netzbetreiber an die Anlagenbetreiber im Falle der 
Einspeisereduktion. 
8.5 Entwicklungsoptionen in der Abstimmung von Erzeugung und Ver-
brauch 
Den Entwicklungen auf der Erzeugungsseite stehen Veränderungen im Verbraucherver-
halten gegenüber. Vor der Energiewende spezialisierte sich die Stromversorgung auf 
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das Prinzip Erzeugung folgt Verbrauch.1 Aus ökonomischer Sicht entspricht dies dem 
Gedanken, dass die Nachfrage das Angebot bestimmt. Konkret wurden Kraftwerke und 
Netze auf das Nutzerverhalten abgestimmt und demgemäß geführt und gesteuert. Die 
systembestimmende Komponente war der Lastverlauf der einzelnen Kundensegmente, 
der in erster Linie durch den Wetter- und Helligkeitszyklus geprägt war. Die Endver-
braucher agierten weitgehend frei von Preis- und Systemsignalen. Aufgrund dieser 
Struktur wurden Zentralkraftwerke auf Grund-, Mittel- und Spitzenlast ausgelegt.2 Mit 
Beginn der Systemtransformation im Jahr 2000 durch das EEG wird eine wetterabhän-
gige Erzeugung auf- und weiter ausgebaut, die durch ihren Einspeisevorrang systembe-
stimmend ist. Diese Erzeugung passt jedoch nicht zu dem Verbrauchsmuster. Eine Syn-
chronisation von Erzeugung und Verbrauch ist Gegenstand vieler Forschungen, aber 
eine massenmarkttaugliche Anwendung ist derzeit noch nicht erreicht. Insbesondere 
über einen Marktmechanismus koordinierte Anreize zur Erzeugungs- oder Verbrauchs-
verlagerung fehlen. Für die Zukunft ergeben sich aus der Endverbraucherperspektive 
drei Entwicklungsmöglichkeiten. Option A ist, der Verbraucher bleibt wie bisher frei in 
seinem Handeln und muss nicht auf Erzeugungs- oder Netzsituationen Rücksicht neh-
men. Bei weiterem EE-Ausbau bedeutet das vorwiegend Netzausbau, intelligente Netz-
technologie, Steuerung von EE-Anlagen und Speicherentwicklung. Option B definiert 
sich über das Prinzip „Verbrauch folgt Erzeugung“. Dies würde bei weiterem EE-
Ausbau ebenso einen Ausbau des Netzes und vor allem der Verbrauchertechnik bedeu-
ten, um die Nachfrageseite zu flexibilisieren.3 Die Speicherentwicklung bleibt auch in 
dieser Option notwendig, um der vorher angesprochenen Energieverdichtung entgegen-
zuwirken. Als Resultat agiert der Verbraucher eigenoptimiert. Es wird Akteur am Ener-
giemarkt. Eine dritte Entwicklungsmöglichkeit ist die Option C, die sowohl die Steue-
rung der EE-Anlagen als auch der Verbraucher in Verbindung mit Netzausbau und in-
telligenter Technologie beinhaltet. Der Verbraucher agiert in dieser Option flexibel zwi-
                                                 
 
1 Vgl. Siebels, C., Netzausbau, 2012, S. 13f. 
2 Dehmel, F., Anreizregulierung, 2011, S. 55ff. 
3 Hierbei ist eine Verbrauchsverlagerung vor der tatsächlichen Erzeugung aufgrund von Preissignalen 
oder eine direkte Kopplung des Verbrauchers an die Erzeugung mittels Nachfahren der Erzeugungsleis-
tung möglich; vgl. hierzu Blum, A.-K. et al., Potenzialanalyse, 2013, S. 12 ff. 
183 
 
schen passiver Steuerung und Eigenoptimierung. Im Ergebnis ist in allen Optionen ein 
Netzausbau notwendig, gleichwohl Unterschiede in der Netzstruktur beim Einbau gro-
ßer zentraler Speicher entstehen würden. Welche der konkreten Optionen sich in der 
Zukunft durchsetzt, ist nicht absehbar. Dazu sind neben technischen und wirtschaftli-
chen vor allem energiepolitische Faktoren ausschlaggebend, deren Entwicklungen einer 
erheblichen Dynamik und Unsicherheit unterliegen. Langfristig hat eine derartige Opti-
onsvielfalt zur Folge, dass Wettbewerb zwischen ihnen entsteht. Ziel wird es sein, die 
Synchronisation von Erzeugung und Verbrauch technisch effizient zu ermöglichen und 
die Umsetzung effektiv – und das ist wesentlich für die vorliegende Fragestellung – für 
die Marktteilnehmer anzureizen. Die Abbildung 51 fasst die Ausführungen zusammen. 
 
Quelle: eigene Darstellung 
8.6 Abschließendes Resümee 
Die theoretische Notwendigkeit der Regulierung der Stromnetze wird weiterhin existie-
ren. Insbesondere im Bereich der Stromnetze ist durch die Eigenschaften eines natürli-
chen Monopols die Grundlage für den Eingriff in die wirtschaftlichen Prozesse gege-
ben. Im Moment sind durch die Unbundling-Vorschriften und die Anreizregulierung 
sowohl strukturelle als auch verhaltensbasierte Regulierungen implementiert. Die Ziele 
reichen dabei vom diskriminierungsfreien Netzzugang bis hin zu Effizienzsteigerungen 
und Investitionsanreizen. 
Abbildung 51: Entwicklungsmöglichkeiten für den Ordnungsrahmen zur Abstimmung von Erzeu-
gung und Verbrauch 
184 
 
Die Grundlage der Regulierung muss dabei, neben der theoretischen Basis, um ein pro-
zessuales Verständnis ergänzt werden. Die Regulierung ist somit einem iterativen Op-
timierungsprozess unterlegen, den die beteiligten Akteure und Institutionen beeinflus-
sen. Hierbei sind die Themensetzung und das Entwickeln von Positionen zu Regulie-
rungssachverhalten ein wichtiges Element und begleiten den Diskurs. Die gedachte 
Zielposition bestimmt maßgeblich ihren Verlauf. Sie kann beispielsweise auf die Höhe 
der Netzentgelte oder allgemein auf die Netzentwicklung ausgerichtet sein. Anpassun-
gen und Reflektionen in diesem Prozess resultieren aus dem permanenten Wandel, der 
auf Marktveränderungen, Erzeugungs- und Verbrauchsveränderungen sowie sich wan-
delnden Zukunftserwartungen basiert. Diese Beobachtung erfolgt teilweise formal durch 
die Evaluierung der Regulierung – wie bereits 2014 mit dem Evaluierungsbericht ge-
schehen – oder durch den Netzentwicklungsplan, zum Teil aber auch informell über 
internationale Entwicklungen. Das Spannungsfeld der Regulierungsanpassung entsteht 
durch die Vielzahl an zu beobachtenden Einflussfaktoren. Deren Entwicklung und die 
Auswirkungen zu erfassen, zählt zu den anspruchsvollen Aufgaben der Regulierungs-
ausgestaltung (vgl. Abb. 52). 
Abbildung 52: Regulierung als ständiger Optimierungsprozess 
 
Quelle: eigene Darstellung 
Der Narrativ dieser Vorgänge bewegt sich abwägend zwischen Eigenverantwortung und 






























meiden wie ungezügelte Verhaltensspielräume. Es sind Engagement und Verantwortung 
der Akteure einzufordern.  
Im Ergebnis gibt es mehrere Restriktionen, die das Regulierungshandeln erschweren. 
Hierzu zählt insbesondere die Schnittstellenvielzahl. Die Entwicklungen für die einzel-
nen Akteure zu überschauen und die politischen Ziele in passgenaue Anreize zu über-
setzen, erscheint als große Herausforderung. Letztlich kann ein komplett widerspruch-
freier Systemumbau nicht bewerkstelligt werden. Hybride Lösungen, die einen Über-
gangsmoment schaffen, scheinen vor diesem Hintergrund sowohl politisch als auch so-
zial attraktiv.  
Die Anreizregulierung zielt mittels ihres regulatorischen Mechanismus der Erlösober-
grenze in ihrer derzeitigen Ausgestaltung auf Kostensenkung und Investitionsanreize für 
die durch die Energiewende hervorgerufenen Ersatz- und Erweiterungsinvestitionsbe-
darf der Netzbetreiber ab. Mit der Einführung des Kapitalkostenabgleichs wurde die 
Investitionsanerkennung und somit die Investitionsrückflüsse verbessert und der Anreiz 
notwendige Investitionen zu verzögern abgeschwächt. Aufgrund der Zeitsensitivität der 
vorgestellten Entwicklungen ist die Kompatibilität zwischen der Anreizregulierung und 
den Zielen der Energiewende weiterhin zu prüfen. In der Gestaltung des Regulierungs-
rahmens ergibt sich politisches Einflusspotenzial, da die Regulierung des Stromnetzes 
zur Erreichung der Ziele der Energiepolitik beitragen kann.  
Die Anreizregulierung ist ein integratives Element der Energiewende. Sie kann nicht 
losgelöst von vor- und nachgelagerten Förder- und Regulierungselementen diskutiert 
werden, da die Ursache-Wirkung-Zusammenhänge der Gestaltungsoptionen in dem 
neuen Energieversorgungssystem zu verwoben sind. Die große Komplexität darf an 
dieser Stelle nicht abschrecken. Die Bundesnetzagentur muss zu einer „Bundesenergie-
wendeagentur“ werden.  
Eine weitere regulatorische Abgrenzung ist in den Bereichen Netzbetrieb und Netzinno-
vation vorzunehmen. In den Segmenten der Smart Grids und der Smart Markets drän-
gen neue Akteure auf den Markt, wie beispielsweise neue Wettbewerber aus anderen 
Industriesektoren in Verbindung mit intelligenten Netz-und Zähleranwendungen oder 
neuer Datentechnologie. Diese regulatorische Abgrenzung weiter zu vertiefen und zu 
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untersuchen stellt eine an diese Arbeit geknüpfte weitere Fragestellung dar. Ebenso sind 
die Anerkennung von Kosten für Forschung und Entwicklung sowohl auf konzeptionel-
ler als auch praktischer Untersuchungsebene ein wichtiger Teilaspekt. Insbesondere die 
Verknüpfung regional unterschiedlicher Anwendungsbedürfnisse innovativer Techno-
logien zu regulatorischen Anreizen zeigt weiteren Forschungsbedarf auf.  
Für die Verteilnetzbetreiber dürfen komplexe Regulierungsvorgaben nicht die Aufga-
benerledigung behindern. Die Herausforderung für Netzbetreiber entsteht durch die 
Überlagerung von Liberalisierung, Anreizregulierung und Energiewende. Keiner dieser 
Faktoren wurde unter Abstimmung auf bereits vorhandene oder kommende Faktoren 
eingeführt. Heute können diese Faktoren nicht mehr isoliert betrachtet werden. Eine 
Sicherstellung von Systemstabilität und daraus erwachsener Versorgungssicherheit 
durch die Netzbetreiber muss durch genügend gesetzliche Anreize sichergestellt sein. 
Ein beschränkter Fokus auf einzelne Ziele aus dem energiepolitischen Zieldreieck oder 
dem Regulierungsrahmen kann dabei ein zu kurz gedachter Ansatz sein. Insofern ist die 
hybride Form der Anreizregulierung, die sowohl auf kosten- als auch anreizbasierte 
Elemente setzt, grundsätzlich ein geeigneter Weg. 
Aus der Gesamtsystemsicht ist die Integration der EE nicht nur im Stromnetz eine wich-
tige Aufgabe, sondern sie ist zusätzlich im Verbund mit den Sektoren Wärme und Mo-
bilität sowie der Digitalisierung energiewirtschaftlicher Prozesse zu organisieren. Die 
Formulierung der Ziele der Energiewende im Energiekonzept gibt diese Zielrichtung 
bereits vor. Allerdings fällt einschränkend auf, dass eine gesamtwirtschaftliche, sparten-
übergreifende Anreizoptimierung von Strom-, Verkehr- und Wärmesektor bisher seitens 
des Regulators nicht vorgenommen wurde. Im Ergebnis gleicht die Anreizkompatibilität 
einem Polylemma, welches durch Maßnahmen und Veränderungen im Regulierungssys-




Anlage I – Quantitative Ziele im Energiekonzept 
 Quelle: eigene Darstellung, Bundesregierung, Energiekonzept, 2011.
2011 2020
2030 2040 2050
-26,4 % -40 % -55 % -70 % -80 % bis -95 %
Primärenergiegverbrauch (gegenüber 2008) -6 % -20 %
Bruttostromverbrauch (gegenüber 2008) -2,1 % -10 %
Anteil der Stromerzeugung aus KWK 15,4 % 25 %
Wärmebedarf k.A. -20 %
Primärenergiebedarf k.A. -
Sanierungsrate rund 1 % pro Jahr
Endenergieverbrauch (gegenüber 2005) rund -0,5 % -10 %
Anzahl Elektrofahrzeuge ca. 6.600 1 Mio. 6 Mio.
Anteil am Bruttostromverbrauch 20,3 % mind. 35 % mind. 50 % mind. 65 % mind. 80 %













in der Größenordnung von - 80 %
Verdoppelung auf 2 % pro Jahr
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Anlage II – Studiensynopse Netzausbau und Kosten 
 





























































2011 2020 650               140.000          240.000             380.650        21-27 200.000      80.000        49.167          0,1 11,2 11,8
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Anlage III – Formeln zeitliche Verteilung von Einspeisung und Verbrauch 
 
Starke Erzeugung 
 = max  	"
E1 = 	 (E + E)⋮365 ∗ 4 = 	 (E + E)	- 
 
Schwache Erzeugung 
 = min  	"
E1 = 	 (E + E)⋮365 ∗ 4 = 	 (E + E)	- 
Starklast 
    01 = max Li	(i = 1… . 365 ∗ 4) 
 
Schwachlast 




Anlage IV – Formeln Netzentgeltkalkulation 
 
Briefmarke (spezifische Jahreskosten einer Netzebene) 
BM67 8 €:;< = =67>67?@A 
 
Einzelnutzung 
B = CDEFG 
Grundlage Gleichzeitigkeitsfunktion (Summe Höchstlast der Ebene entspricht der 
Summe der Produkte aus allen individuellen Höchstlasten und individuellen Gleich-
zeitigkeitsgraden) 
DHIEFG =DEFG ∗ J  
Individuelles Netzentgelt 
KK = 0D ∗ DEFG + LD ∗C 
 
Individuelles Netzentgelt mit Einsatz der Briefmarke 




Anlage V – Prozess Anreizkompatibilität 
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Referat: 
Gegenstand der vorliegenden Arbeit sind Aspekte der Anreizkompatibilität im energie-
politischen Regulierungsrahmen aus der Perspektive der Stromverteilnetze. Ausgehend 
von der theoretischen Einordnung und den konkreten Auswirkungen der Energiewende 
auf die Stromverteilnetze als Plattform ihrer Umsetzung erfolgte die Entwicklung des 
konzeptionellen Modells der Anreizkompatibilität. Es ermöglicht im Regulierungsrah-
men der Energiewende Regulierungselemente, die auf verschiedenen Wertschöpfungs-
stufen wirken, zu erfassen und ihre Wechselwirkung zu analysieren. Ein konkretes Bei-
spiel ist das EEG auf der Erzeugungsseite und die Anreizregulierungsverordnung im 
Netzbereich. Beide Vorgaben beeinflussen die jeweiligen Akteure, sind aber nicht auf-
einander abgestimmt. So stehen sich Kapazitätserweiterung in der Erzeugung und Kos-
teneffizienz im Netzbereich als konträre Sachziele gegenüber. Im Ergebnis ist durch die 
Hinzuziehung der Anreizkompatibilität als Regulierungskriterium eine bessere Ab-
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